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Інші візейські горизонти В-19-В-21 містять глинисті алевроліти з незначним 

вмістом вітриніту  і декілька вітринітових вугільних пластів з фюзинітом і тон-

кими шарами мікроспориніту (pиc. 4.9). Глинисто-карбонатний горизонт В-22 з 

підвищеним вмістом органічної речовини  (3–4 %) простежується в межах всієї 

ділянки досліджень. Цей горизонт було описано в роботах  інших авторів (TOC 

1,0–4,2 %; HI  50–100 мгВВС/гТОС) [133,135, 146]. 

Відповідно до результатів досліджень Ігнатченко Н.В., Іванової А.В., Зай-

цевої Л.Б. [27, 28] слід відмітити наявність численних вугільних пластів в верх-

ньому візе в межах південної прибортової зони ДДз (табл.4.1). 

У більшості випадків горизонт В-22 відокремлений від рудівських шарів 

(В-23) карбонатним горизонтом В-23, який утворений вапняками з глинистими 

шарами, мергелями і карбонатними сланцями з відсутністю органічної компоне-

нти. 

 

Таблиця 4.1 – Вугільні пласти в розрізі верхнього візе в межах південної 

прибортової зони ДДз за даними[27, 28] 

Площа 
К-сть вугільних пластів 

/ з них більше 1 м 

Сумарна тов-

щина, м 

Ведильцівська 6 / 4  

Остапівсько-Білоцерківська  від 1 до 6 / до 2  

Лиманська 12 / 2  

Зачепилівська  15 9,8 

Новомиколаївська  19 13,4 

Західно-Михайлівська  6 5,8 

Махалівська  6 5,5 

Новогригорівська 11 7,2 

Кременівська 8 6,2 

Новоселівська 9 6,2 

Пролетарська  14 9,9 

Перещепинська 18 12,9 

Голубівська 19 16,5 

Іллічівська 14 12,2 

Левенцівська 9 5,9 
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Рисунок 4.9– Мікрозображення керогеновмісних порід та вугілля верхньо-

візейського під'ярусу (C1v2). Мікрозображення отримані та досліджені автором 
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Рудівські шари (гор. в-23) в північно-західній зоні ДДз характеризуються 

високим потенціалом генерації ВВ, проте горизонт не був ідентифікований в ме-

жах значної частини досліджуваної території. Згідно з попередніми досліджен-

нями, рудівські шари були сформовані в передрифовій і депресивній частинах 

Срібнянської і Жданівської депресій ДДз. Рудівські шари відсутні в менш за-

глибленій області уздовж південного регіонального розлому; в межах деяких 

площ характеризуються товщиною до 5–8 м (наприклад, в межах площі Креме-

нівського родовища). В південно-східній частині досліджуваної області (Керно-

сівське та Богатойське родовища ВВ) товщина рудівських шарів сягає 30–35 м 

(рис.4.10). Високий вміст ОР був визначений за каротажними даними і підтвер-

джується лабораторними аналізами. Рудівські шари утворені верхньою 20-ти м 

глинисто-карбонатною товщею з ТОС в межах від 3 до 4% з прошарками щіль-

них вапняків і нижньою 15–20-ти м карбонатно-глинистою товщею зі збільшен-

ням ТОС від покрівлі до підошви до 10% (рис.4.10, 4.11). 

 

 

Рисунок 4.10– Кореляція рудівських шарів (В-23) вздовж профілю свердло-

вин Гнатівська-25 – Рясківська-441 – Богатойска-25 – Керносівська-1 
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Рисунок 4.11–Геофізична характеристика горизонту В-23 (рудівські шари) 

в розрізі св. Керносівська-1. Права колонка – результати розрахунку вмісту Сорг 

та їх співставлення з даними лабораторних досліджень 

 

Вітринітові вугільні пласти були ідентифіковані в нижньосерпуховских 

горизонтах С-10–С-11 з незначним вмістом ліптодетриту і високою концентра-

цією великих часток фюзиніту (0,5-3,0мм). Великі пори в частинках фюзиніту 

заповнені ексудатинітом, вториниим мацералом, що вказує на безпосередню 

присутність схильного до генерації високомолекуляних сполук керогену [109, 

120, 156, 157, 167, 168].  

На рис.4.12 наведено приклади зразків з фюзинітом та фюзинітом, запов-

неним ексудатинітом, зі свердловин ДДз; зразків вугілля з Гренландії та зразків, 

наведених в петрографічному атласі. Подібність зразків є підставою для розгляду 

нафтогазогенераційного потенціалу вугільних шарів горизонтів С-10–С-11. Зага-

льна товщина трансгресивної частини продуктивних горизонтів варіює в межах 

70–130 м. Слід зауважити, що горизонти С-10–С-11 характеризуються сповіль-
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ненням проходження хвиль акустичного каротажу та дещо підвищеною радіоак-

тивністю, а перекриваючі їх пісковики гор. С-11–С-10 характеризуються як наф-

тонасичені (св. Котівська-1). 

 

Рисунок 4.12–Ідентифікація ексудатиніту (мацерал ліптиніту), який відпові-

дає ІІ типу керогену здатного до генерації рідких ВВ. Порівняння зразків з ДДз 

зі зразками в Атласі петрографії вугілля національної геологічної служби США 

(USGS) та зі зразками з вугілля Гренландії [12, 161]. 

 

Горизонти С-15–С-16, як і горизонти С-17–С-19 складені алевролітами та 

дрібнозернистими пісковиками з вітринітовими вугільними пластами із незнач-

ною часткою фюзиніту і семифюзиніту. Окрім того, деякі з вітринітових вугіль-

них пластів гор.С-17–С-19 вміщують значну кількість ліптиніту, мікро- і макро-

спориніту, мегаспори, резиніт і ліптодетрит (рис. 4.13). Імовірно, описані вугі-

льні пласти можуть мати високий потенціал для генерації  ВВ, адже ідентифіко-

вані мацерали відносяться до ІІ і ІІІ типів керогену. Крім того, численні тонкі 
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вітринітові вугільні пласти були ідентифіковані з незначною кількістю левіге-

літу, аттриніту і незначним вмістом фюзиніту. Горизонти С-19–С-21 містять віт-

ринітові вугільні пласти з незначним вмістом семифюзиніту. У ряді випадків мі-

кротріщини в алевролітах заповнені бітумом (зразки Решетняківського і Новог-

ригорівського родовищ ВВ). 

Найнижчі серпуховські горизонти С-22–С-23 незгідно перекривають верх-

ньовізейський ярус. Немає зразків, що підтверджують характеристику мацералів 

та наявність фюзиніту із заповненими порами ексудатинітом, проте геофізична 

характеристика горизонтів С-22–С-23 вказує на підвищений вміст органічної ре-

човини, як і в горизонтах В-14–В-16. В попередніх публікаціях нижньосерпухов-

ські горизонти С-22–С-23 були досліджені та описані в північно-західній частині 

басейну. Вони вміщують керогеновмісні сланці з ТОС до 5 % і високими значен-

нями водневого індексу до 290 мгHC-1TOC [136]. За даними [27, 28] в розрізі 

нижнього серпухова в південній прибортовій зоні ДДз зустрічаються небагато-

чисельні  вугільні пласти товщиною більше 0,6 м в межах Кременівської, Ісач-

ківської, Радченківської, Новоселівської, Пролетарської, Голубовської площ.  

Верхньосерпуховський під’ярус складений алевролітами та дрібнозернис-

тими пісковиками з другорядним вмістом глинистого матеріалу, поодинокими де-

кілька-метровими шарами вапняків і вугільними шарами, товщини яких варіюють 

від декількох мм до декількох м. Горизонти С-1–С-3 містять дуже тонкі вугільні 

пласти, утворені ліптодетритом, макроспоринітом, кутинітом та інертодетрині-

том, перешаровані в основні товщі дрібнозернистих алевролітів.   

Одновікові горизонти С-1–С-3 в депресійній частині Жданівської і Срібня-

нської депресій в північно-західній частині ДДз були ідентифіковані, як нафто-

газогенеруючі горизонти, утворені темними вапняками і чорними глинисто-кар-

бонатними породами з високим ТОС і керогену здатного генерувати рідкі ВВ 

[136]. Проте в межах ділянки досліджень, ці верхньосерпуховські горизонти 

представлені теригенними літофаціями та не вміщують значних часток ОР. В 
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більш заглибленій частині басейну (Східно-Полтавська площа), верхньосерпу-

ховські горизонти С-1–С-3 представлені вапняками з щільними пісковиками із 

незначним вмістом вітриніту і семифюзиніту (рис.4.14). 

 

Рисунок 4.13– Мікрозображення керогеновмісних порід та вугілля нижньо-

серпуховського під’ярусу (C1s1). Мікрозображення отримані та досліджені авто-

ром 
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Горизонти С-5–С-6 утворені аргілітами з вугільними прошарками, здебіль-

шого сформованими вітринітом та семифюзинітом з незначною часткою ліпто-

детриту і кутініту. За даними ГДС простежуються декілька-метрові вітринітові 

вугільні пласти із споринітом і кутинітом і численні шари товщиною 1–2 м, зба-

гачені ОР. Нижні горизонти С-7–С-8 утворені дрібнозернистими алевролітами з 

вугільними шарами з семифюзинітом і вітринітом. У нижній частині секції C1s2 

горизонт С-9 містить вугільні пласти, утворені домінуючою часткою вітриніту 

(III тип керогену), семідетриту з незначною кількістю ексудатиніту та другоряд-

ною часткою альгініту, ліптиніту і ліптодетриту, що ідентифікується як ІІ тип 

керогену. Ці керогеновмісні пласти добре виділяються за даними каротажу: ма-

ють товщину до 3–8 м і слугують флюїдоупорами підстиляючих пісковиків (ре-

зервуари продуктивних горизонтів С-8–С-9). 

Більшість літофацій середнього карбону представлена малоглинистими 

алевролітами і дрібнозернистими пісковиками з низьким вмістом ОР. Численні 

вугільні пласти були визначені в башкирських горизонтах Б-1–Б-4, Б-6, Б-8, Б-10 

та у розрізі московського ярусу (pиc. 4.15, 4.16).  

Декілька вугільних пластів у московських відкладах містять незначну кі-

лькість мацералів ліптиніту та значну частку пористого фюзиніту. В розрізі мос-

ковського ярусу зустрічаються малопотужні до 0,5–1,0 м вугільні пласти  в ме-

жах Руденківської, Опошнянської Кустолово-Андріївської, Решетнківської, Кре-

менівської, Новомиколаївської та Голубівської площ [27, 28] (табл. 4.1).  
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Рисунок 4.14– Мікрозображення керогеновмісних порід та вугілля верхньо-

серпуховського під’ярусу (C1s2).Мікрозображення отримані та досліджені авто-

ром 

 

 
Рисунок 4.15– Мікрозображення вугілля верхнього карбону та московсь-

кого ярусу (C3 і C2m). Мікрозображення отримані та досліджені автором 
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Рисунок 4.16– Мікрозображення керогеновмісних порід та вугілля башкир-

ського ярусу (C2b). Мікрозображення отримані та досліджені автором 
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Таблиця 4.1– Вугільні пласти московського та башкирського ярусів в межах 

південної прибортової зони ДДз за даними [27, 28] 

Площа 
Кі-ть вугільних пластів 

/ з них більше 0,6 м 

Cумарна тов-

щина, м 

Московський ярус 

Новогригорівська 6/1 2,12 

Новоселівська 9/4 4,79 

Пролетарська 13/7 7,5 

Перещепинська 13/2 5,67 

Башкирський ярус 

Зачепилівська 1/1 1,1 

Ливеньска 18/3 8,7 

Новомиколаївська 1/1 0,7 

Західно-Михайлівська 1/1 1,0 

Новогригорівська 8/3 3,6 

Кременівська 3/2 1,8 

Новоселівська 6/2 3,2 

Пролетарська 13/4 6,2 

Перещепинська 8/5 4,3 

Голубівська 10/3 4,7 

 

Вугільні пласти башкирських горизонтів Б-1–Б-2 містять значні кількості 

мікро- і макроспориніту, ліптиніту з домінуючою частиною вітриніту (левігеліт 

і аттріт). У північно-західній частині ДДз, горизонти Б-1–Б-2 представлені гли-

нистими пісковиками з незначним вмістом ліптиніту, фюзиніту і значною част-

кою вітриніту (нижні зображення на pиc. 4.16), так що є вірогідність того, що 

генераційний потенціал цих горизонтів може бути вищим, ніж у більшості гори-

зонтів башкирського ярусу. Вугільні пласти в нижніх горизонтах Б-3-Б-4 утво-

рені вітринітом (левігеліт) з незначною часткою фюзиніту; в межах південного 

борту ДДз одновікові горизонти представлені пісковиками з високим вмістом ві-

триніту (св. Рейзерово-1, Петрівцівська-1). Вугілля в горизонтах Б-5–Б-8 містить 

незначну частку ліптиніту, а нижчі горизонти Б-7–Б-10 містять дуже незначну 

кількість ліптиніту і ліптодетриніту (pиc. 4.15, 4.16). 

Обговорення результатів. В результаті дослідження керогеновмісних фо-

рмацій південної прибортової зони ДДз ідентифіковано керогеновмісні породи 

та вугільні пласти кам’яновугільної та девонської систем південної прибортової 
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зони ДДз. Визначено типи керогену та охарактеризовано потенціал генерації ву-

глеводнів завдяки ідентифікації мацералів вітриніту та ліптиніту. Стислий нарис 

наведено в схемі розподілу виявлених керогеновмісних формацій (рис.4.17). Ни-

жче наведено стислі результати спостережень   

Середньокам’яновугільний відділ утворено варіацією піщанисто-алеврити-

стих фацій з дуже незначною концентрацією ОР та численною кількістю вугіль-

них пластів товщиною від 0,5–2,0 мм до 1–3 м. Вугільні шари концентрують аб-

солютну частку органічної речовини цих відділів. 

Вугільні шари середнього карбону утворені домінуючою часткою мацералів 

вітриніту, незначною концентрацією мацералів ліптиніту (ліптодетрит, спориніт, 

резиніт, кутиніт) та містять значну кількість частинок пористого фюзиніту, по-

ровий простір якого незаповнений чи заповнений  ексудатинітом. За даними Ва-

карчука С.Г. карбонатна плита (Б-10) вміщує 0,4–1,4 % гумусо-сапропелевої ор-

ганічної речовини (ІІІ–ІІ тип керогену). 

Ексудатиніт ідентифікований як вторинний мацерал, що є індикатором при-

сутность нафтогенеруючих мацералів (ІІ тип керогену) [109, 120, 156, 157, 167, 

168]. Цей висновок переводить деякі вугільні пласти верхньо-  та середньо-

кам’яновугільного відділів у ранг нафтогазогенеруючих порід . 

Більшість горизонтів серпуховського ярусу містить незначні концентрації 

мацералів  вітриніту та інертиніту (ІІІ–IV типи керогену). Вугільні шари горизо-

нтів С-9–С-11 утворені мацералами вітриніту зі значною концентрацією части-

нок семифюзиніту та фюзиніту, заповнених ексудатинітом та дрібними част-

ками ліптиніту і ліптодетриту (ІІ–IV типи керогену).  

Глинисті алевроліто-піщанисті трансгресивні горизонти верхньовізейсь-

кого під’ярусу  (В-14–В-22) в середньому містять близько 2,5–3,0 % органічного 

вуглецю зі значно переважаючою часткою наземної гумусової органічної речо-

вини (III тип керогену). ОР розподілена рівномірно по товщині горизонтів, на 

відміну від серпуховського ярусу з вугільними пластами. 
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Рисунок 4.17– Стратиграфічний розподіл керогеновмісних формацій (>1,5 

% ТОС) в межах південної прибортової зони ДДз. Цифри в колонці – тип керо-

гену: перша цифра – домінуючий тип керогену, друга – другорядний 

 

Горизонти В-14–В-16 містять високу концентрацію часток високопористих 

мацералів інертиніту, заповнених ексудатинітом та резинітом (присутній ІІ тип 

ОР). В термально-зрілих зразках пори фюзиніту заповнені нафтою та бітумами, 

чи пусті в зв’язку з мігрувавшими вуглеводнями, а великі частки резиніту містять 

безліч пор – як наслідок його часткового перетворення в рідкі вуглеводні. 

Концентрація ОР збільшується в напрямку підошви верхньовізейського 

під’ярусу, де горизонт В-22 вміщує 1,0–4,2% Сорг (III тип ОР), а горизонт В-23 
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(рудівські шари) – до 10% Сорг. Рудівські шари визначені попередніми дослідни-

ками, як ключова нафтогазогенеруюча товща південно-східної частини ДДз. 

Проте в південній прибортовій зоні ДДз вони розвинені обмежено і в основному 

не перевищують 3–8 м товщини, окрім Керносівсько-Богатойської ділянки, де В-

23 вміщує до 10% ОВі має 30–35 м товщини. 

Карбонатна платформа, що об’єднує верхньовізейський під’ярус, турнейсь-

кий ярус та лиманську світу озерсько-хованського верхньофаменського горизо-

нту (C1v1+C1t+D3fm3lm), сягає товщини 1600 м. Непроникні карбонатні горизо-

нти В-23–В-24 характеризуються відсутністю збереженої ОР. Карбонатні гори-

зонти турнейського ярусу Т-3–Т-5 включають 2 пласти з ТОС більше 10% і мор-

ським нафто-генеруючим І–ІІ типом керогену, проте їх товщина обмежена 5–8 

метрами. Слід відмітити суттєву латеральну літофаціальну мінливість керогено-

вмісних турнейських порід. В межах більшості площ центрального сегменту пів-

денної прибортової зони ДДз товща турнейських карбонатних керогеновмісних 

порід досягає 50–70 м і перешаровується з органічно-пустими карбонатними лі-

тофаціями. В північно-західній частині південної прибортової зони ДДз турней-

ський ярус та нижньовізейські “підплитові” горизонти В-26–В-27 утворені пере-

шаруванням домінуючих теригенних порід з карбонатними та зі значною кількі-

стю бітумінозних алевролітів, вуглистих аргілітів, чорних мергелів і сапропеле-

вих вугільних пластів. Піритизовані аргілітові та алевролітові горизонти містять 

мацерали вітриніту та частинки резиніту (ІІІ–ІІ типи ОР), а вугільні пласти хара-

ктеризуються дуже високою концентрацією ліптиніту та спориніту (ІІ тип ОР) і 

містять частинки пористого фюзиніту і семифюзиніту, заповненого ексудатині-

том (IV та ІІ типи ОР). 

Запропонована секвенс-стратиграфічна схема ХІV МФГ в межах централь-

ної частини південного заходу ДДз (рис. 4.7) та уточнені стратиграфічні межі 

продуктивних горизонтів В-25, В-26в, В-26н і перекриваючих їх трансгресивних 

товщ ТСТ1, ТСТ2 та ТСТ3 в межах ділянки досліджень. 
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За результатами співставлення карт розподілу ОВ з картами товщин транс-

гресивних товщ (рис. 4.5) було зроблено висновок про збільшення вмісту ОР в 

ділянках більш інтенсивного прогинання та накопичення більшої кількості відк-

ладів. До аналогічного твердження прийшли Мачуліна С.О. і Бабко І.М. у публі-

кації, присвяченій вивченню рудівських шарів горизоту В-23 [58]. 

Випробуваний та запропонований алгоритм для ідентифікації та охаракте-

ризування керогеновмісних порід та локалізації горизонтів та ділянок, перспек-

тивних для видобутку вуглеводнів "сланцевого" типу.  

Вертикальна літофаціальна та ємнісно-фільтраційна гетерогенність об’єктів 

вивчення ТСТ1-ТСТ3 в межах ділянки досліджень виключає їх виділення як пе-

рспективних для використання технології гідророзриву пласта з подальшим ви-

добування "сланцевих" ВВ. 

Надсольова товща девону (D3fm2dn-lb і D3fm1oz-hv) характеризується дуже 

мінливою товщиною відкладів, що варіює в межах 100–2000 м вздовж південної 

прибортової зони ДДз. Данково-лебедянській горизонт утворений теригенними 

та карбонатними літофаціями, включаючи чорні пласти вапняків, чорні вуглисті 

аргіліти, шари вугілля з невизначеним потенціалом генерації ВВ. Озерсько-хо-

ванський горизонт сформований теригенною літо-товщею (західно-михайлів-

ська світа) та верхньою карбонатною (лиманська світа), яка входить в склад кар-

бонатної платформи (C1v1+C1t+D3fm1lm). Теригенна товща була сформована в 

субконтинентальних умовах і в загальному характеризується незначною конце-

нтрацією ОР земного походження. Лиманська світа містить чорні морські вап-

няки з незначним потенціалом нафтогазогенерації. 

Міжсольова товща D3fm1zd-el характеризується мінливою товщиною відк-

ладів (100–1000 м) вздовж південної прибортової зони ДДз і відповідною літо-

фаціальною мінливістю. Ділянки інтенсивного прогинання сприяли накопи-

ченню бітумінозних глинистих алевролітів і пісковиків з наземною і морською 

ОР, численних пластів вугілля та вуглистих аргілітів (ІІ–ІІІ тип керогену).  
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Маловивчена в південній прибортовій зоні підсольова товща представлена 

воронезькою світою (D3fr2vr), що утворена чорними теригенними та карбонат-

ними літофаціями, які містять незначну концентрацію органічної речовини (до 

2–3%). Широкий спектр керогеновмісних порід підсольової товщі південного за-

ходу ДДз не простежується в межах південної прибортової зони. 

Потенційна нафтогазоносність кергеновмісних формацій південної 

прибортової зони ДДз. В даному підрозділі викладено критерії, керуючись 

якими було  ідентифіковано та охарактеризовано потенційно газоносні сланцеві 

керогеновмісні формації в межах південної прибортової зони ДДз. Слід заува-

жити, що окрім додаткових критеріїв, описаних автором в цьому підрозділі, були 

використані базові критерії та результати вивчення потенційно нафтогазоносних 

сланцевих формацій інших фахівців і дослідницьких груп [10–12, 29, 52–59, 63–

65, 72, 133, 135, 136,146]. Мачуліна С.О. відокремлює дві потенційно нафтогазо-

носні доманікоїдні товщі (задонсько-єлецьку та верхньовізейську рудівську) та 

пов’язує потенційну нафтогазоносність доманікоідних товщ з 4 типами пасток, 

які сприятимуть підвищеному нафтогазовилученню за рахунок наявності порід-

колекторів, чи дещо підвищених колекторських властивостей доманікоїдних 

товщ 57]. Два типи критеріїв промислової нафтогазоносності, запропонованих 

Мачуліною С.О., пов’язані з наявністю локального тонкошаруватого перешару-

вання порід з колекторськими властивостями, що чергуються з непроникними 

доманікоїдними літофаціями (літологічний критерій) та утворення “тріщину-

вато-сланцевого типу”  пасток [57]. В західній термінології ділянки з підвище-

ними колекторськими властивостями, вищим нафтогазонасиченням чи літологі-

чним складом доманікоїдних формацій, сприятливим для високоефективного за-

стосування ГРП, називають sweet spots (солодкі місця).    

Вважається, що перспективи нафтогазоносності Катеринівсько-Шандрів-

сько-Мажарівської ділянки пов’язані з нижньосерпуховськими органічно-збага-

ченими породами [72]. В межах Кибинцівсько-Близнюківської ділянки не вка-

зані перспективні комплекси, проте згадано що їх сумарна товщина складає до 
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900 м. Численні роботи та дослідження Вакарчука С.Г. привели його до виснов-

ків щодо найвищої перспективності керогеновмісних карбонатних та карбона-

тно-глинистих горизонтів турнейського ярусу та порід башкирської карбонатної 

плити. Його твердження ґрунтуються на обраному переліку критеріїв та резуль-

татах лабораторних визначень вмісту Сорг. Багаторічні результати роботи Мачу-

ліної С.О. вказують на найбільші перспективи газоносності сланцевих товщ, 

пов’язаних з рудівськими шарами. Нещодавно опубліковані комплексні геохімі-

чні дослідження групи австрійських дослідників збігаються з висновками Мачу-

ліної С.О. та підтверджують перспективність нафтогазоносності рудівських ша-

рів в межах Срібнянської та Жданівської депресій[133, 146]. В монографії, при-

свяченій проблемі сланцевого газу в Україні, викладено результати багатогран-

ного вивчення великої кількості площ ДДз [63, 64]. В межах південної прибор-

тової зони ДДз перспективи пов’язують з потенційно газоносними верхньовізей-

ськими трансгресивними глинистими товщами Зачепилівської площі. В межах 

північного заходу ДДз автори відзначають перспективність верхньовізейського 

під’ярусу в межах Ніжинської та Хорольської площ та фаменські аргіліто-піща-

нисті керогеновмісні товщі в межах Кінашівської площі.   

Ґрунтуючись на виконаному автором даної роботи аналізі можна зробити 

висновки щодо перспективності деяких керогеновмісних формацій в межах ло-

кальних площ та ділянок південної прибортової зони ДДз. 

Достатньо обґрунтовані перспективи промислової газоносності сланцевих 

товщ можна пов’язатилише з верхньовізейськими рудівськими шарами (В-23) в 

межах Богатойсько-Керносівської ділянки. Цей висновок заснований на крите-

ріях, описаних в попередніх розділах. Рудівські шари за багатьма факторами оці-

нки збігаються з формацією Хейнесвіль (США). Їх газоносність в межах Срібня-

нської та Жданівської депресій не викликає сумнівів, проте глинисто-доміную-

чий літологічний склад в межах Богатойсько-Керносівської ділянки ставить під 
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сумніви перспективи ефективного застосування ГРП. На рис.4.18 зображено те-

рмальну зрілість рудівських шарів по поверхні підошви верхнього візе, яка спів-

падає з глибинами залягання рудівських шарів. 

 

 

Рисунок 4.18– Карта-схема термальної зрілості по поверхні верхньовізейсь-

ких рудівських шарів (В-23) в межах південної прибортової зони ДДз; на карту 

винесені свердловини, по яких виконувалось1D моделювання 

В межах Богатойсько-Керносівської ділянки відбивна здатність вітриніту  

сягає 2,1–2,4 %. Згідно численних "західних" досліджень природи утворення вто-

ринної пористості в керогені, в межах даної ділянки вона може сягати до 10–40 

% простору, який займає кероген (якщо початкові значення водневого індексу 

варіювали в межах 250–350 мгHC-1TOC) [116, 140]. 

Серед неоднозначних перспектив, уточнення яких потребує додаткових до-

сліджень, слід відзначити передумови нафтоносності турнейських карбонатно-

глинистих та карбонатних керогеновмісних товщ в межах Нехворощанського ви-

ступу (центральний сегмент південної прибортової зони ДДз). Ключові невизна-

ченості: вертикальна гетерогенність та мінливість товщини, яка контролюється 

палео-седиментаціними умовами.  

Імовірні перспективи нафтогазоносності керогеновмісних товщ північного 

заходу південної прибортової частини ДДз пов’язані з девонською міжсольовою 

та підсольовою товщами. Перспективна ділянка простягається від Гнідинцівсь-

кого до Прилуцького родовищ. Ключові невизначеності: недостатня вивченість, 

невідомі петрофізичні, літологічні та геохімічні характеристики.  
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Імовірні перспективи газоносності можуть бути пов’язані з міжсольовою то-

вщею девону в межах Зачепилівсько-Сагайдацької ділянки. Є передумови про-

гнозувати аномально високу природну тріщинуватість, яка ймовірно може мати 

позитивні чи негативні наслідки: сприятиме успішному застосуванню ГРП та по-

зитивно позначиться на газовилученні, чи вже призвела до вторинної міграції 

вуглеводнів. Ключові невизначеності: недостатня вивченість. 

Імовірні перспективи можна пов’язати з нижньосерпуховськими (С-18– С-

23) – верхньовізейськими (В-14– В-16) горизонтами, які мають дуже широке роз-

повсюдження. Ці горизонти характеризуються підвищеним вмістом ліптиніто-

вітринітової ОР, зафіксованим нафтонасиченням та літологічним складом, спри-

ятливим для застосування ГРП.  Ключові невизначеності: невисокий вміст керо-

гену, високий вміст уламкового матеріалу.  

Для уточнення геолого-економічної оцінки керогеновмісних товщ  півден-

ної прибортової зони ДДз рекомендуються наступні дослідження: 

 комплекс геохімічних, петрографічних та петрофізичних досліджень зразків 

кернового матеріалу всіх вищевідзначених ділянок та горизонтів; 

 лабораторні визначення нафто- та газонасичення  закритої міжзернової пори-

стості та керогенової (органічної) пористості; 

 тематичні роботи з інтерпретації геолого-геофізичних даних у комплексі з 

результатами атмогеохімічних досліджень [18]; 

 проектування пошукових свердловин з 100% відбором кернового матеріалу з 

перспективних формацій та його герметизацією; 

 геолого-економічна оцінка доцільності видобутку сланцевих вуглеводнів. 
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РОЗДІЛ 5. МОДЕЛЬ НАФТОГАЗОВОЇ СИСТЕМИ  

ПІВДЕННОЇ ПРИБОРТОВОЇ ЗОНИ ДДЗ 

 

5.1 Стислий огляд геохронології розвитку південної прибортової зони ДДз. 

 

Вивченню історії тектонічного розвитку і стратиграфічних особливостей 

ДДз присвячено велику кількість наукових та науково-прикладних робіт. Оскі-

льки предметом вивчення даної роботи є виключно нафтогазова система та її еле-

менти, то при її написанні були використані, як базові,  результати робіт Айзен-

берга Д.Е., Арсірія Ю.О., Кабишева Б.П., Холодних А.Б., Лукіна А.Е., Бенька 

В.М., Гладуна В.В., Стовби С.М., Ульмішека Дж.Ф. та ін. [1–4, 7, 9, 21, 30, 31,73, 

78, 79, 160] та опублікованих результатів міжнародних симпозіумів зі стратигра-

фії [101,158]. В історії розвитку ДДз виділяють 3 основних стадії: перша з них 

припадає на рифей і характеризується початком інтенсивних тектонічних рухів, 

які сприяли утворенню найскладнішого елементу Східноєвропейської платфо-

рми; друга – на палеозой  і поділяється на передрифтовий, рифтовий, пострифто-

вий етапи; третя – на мезокайнозой, де також виділяється ряд етапів [2–4, 30, 31, 

79]. 

Передрифтовий етап. В межах Східноєвропейської платформи до моменту 

її розколу по глибинних розломах, що утворили рифтогенні структури, був спо-

кійний тектонічний режим, що сприяв прогинанню і накопиченню середньоде-

вонських і ранньофранських відкладів. Територія розповсюдження дорифтових 

(середньо- і верхньодевонських) відкладів була значно ширша сучасної. Протя-

гом рифтогенезу ці відклади були значною мірою розмиті на бортах басейну та 

внутрішньо-рифтових виступах фундаменту і збереглися лише в межах терито-

рій, що найінтенсивніше прогинались, та ще подекуди вздовж бортів [2–4, 30, 31, 

79]. 

Рифтовий етап – це найактивніший тектонічній період, який проявився в 

мозаїчній будові окремих комплексів, розмаїтті їх літофаціальних характеристик 
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і товщин, інтенсивній вулканічній активності на території всього рифту, перших 

проявах соляного тектогенезу. Вкінці цього етапу остаточно сформувались бор-

тові тектонічні розломи. Нинішні товщини девонського рифтового комплексу 

осадових порід в межах грабену не відображають реальних умов осадонакопи-

чення в девонський період у зв’язку з активною фазою галокінезу та активним 

перерозподілом сольових мас. Нерівномірність низхідних рухів окремих текто-

нічних блоків і ділянок Дніпровського грабену обумовила утворення приборто-

вих депресій, що відповідають на північному заході басейну сучасним ділянкам 

простягання нижнього соленосного комплексу. В періоди седиментації міжсо-

льових відкладів в понижених ділянках цих зон накопичувались слабовідсорто-

вані утворення потужністю до 3 км. На початку пізньофаменського часу прояви-

лося локальне прогинання окремих територій. В цих умовах утворилось декілька 

мілководних басейнів, де проходило накопичення верхньосоленосних утворень, 

наявність яких встановлена бурінням. Вони також гарно відображаються на ре-

гіональних сейсмічних профілях. 

Скидовий характер розривних порушень вказує на переважаючий режим ро-

зтягнення в цей період. Розтягнення приводило до утворення локальних напруг 

і неоднорідностей напруження в товщі осадових порід, що сприяло перерозпо-

ділу та рухам пластичних сольових мас нижнього сольового девонського ком-

плексу. Вказані процеси значною мірою вплинули на структурну та літологічну 

особливості девонських відкладів, що залягають вище за розрізом. 

В кінці девону завершується рифтовий етап розвитку ДДз. Під час довгої 

седиментаційної перерви перед карбоном відбувалося вирівнювання девонсь-

кого палеорельєфу та одночасний перерозподіл сольових мас. Протягом цього 

часу сформувалися всі основні тектонічні елементи другого порядку будови ре-

гіону (борти, прибортові зони і центральна частина грабену). 

Характерною для рифтового етапу розвитку ДДз є інтенсивність вулканіч-

ної діяльності під час воронезького і пізньофаменського відрізків геохронологі-

чного часу. 
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Пострифтовий етап (С1t-Р). Після закінчення рифтового етапу розвитку 

ДДз на території басейну панує синеклізний характер седиментації [4, 6, 30, 

31,79]. Протягом  пізнього палеозою і мезозою седиментація не була рівномір-

ною і безперервною, однак домінуюча частина розрізу має рівномірний розподіл 

по латералі. 

 Турнейсько-ранньовізейський час в історії ДДз пов`язаний з етапом пере-

ходу від рифтового режиму до пострифтового. Відклади турне та нижнього візе 

нерівномірні за латеральним простяганням, трансгресивно розповсюджені в ба-

сейні та подекуди на ділянках бортів. Рухи кристалічного фундаменту не мали 

значного впливу на осадконакопичення протягом турне і нижнього візе. 

Починаючи з пізнього візе процес прогинання басейну з утворенням протя-

жної синеклізи продовжується. В певні моменти геологічного часу цей процес 

ускладнювався переривами прогинання та осадконакопичення, короткочасними 

висхідними рухами деяких тектонічних блоків в кінці нижнього візе, на межах 

раннього і пізнього серпухова, раннього серпухова і башкиру, карбону і ранній 

пермі [7]. Періоди підйому окремих ділянок басейну чи окремих тектонічних 

блоків змінювали структурну характеристику і сприяли формуванню тектоніч-

них розломів. В результаті структурна характеристика товщі осадових порід 

ускладнювалась. 

Ранньовізейська фаза тектогенезу продовжувалась біля 6 млн р., мала регіо-

нальний характер, а інтенсивність локальних низхідних і висхідних рухів її про-

яву збільшувалась в південно-східному напрямку [2–4, 30, 31, 79].  

Диз’юнктивні рухи блоків фундаменту протягом турнейсько-візейського 

часу мали вплив на структурну характеристику осадової товщі в тих ділянках 

басейну, де товща девонської солі мала незначні товщини. Перерозподіл сольо-

вих мас і їх нагнітання в сольові подушки мали вирішальний вплив на форму-

вання антиклінальних структур,у тому числі в межах південної прибортової зони 

ДДз[7].  
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Протягом серпуховської фази тектогенезу значна частина прибортових те-

риторій басейну характеризувалась висхідними рухами та розмивом нижньо-

кам’яновугільних товщ, у той час як приосьова зона ДДз продовжувала прогина-

тися. Для серпуховського часу характерні прояви блокової тектоніки та продов-

ження активного перерозподілу сольових мас. Таке положення справедливе для 

осьової зони і бортових частин ДДз. При наближенні до Донбасу і його північних 

окраїн спостерігається інтенсивна порушеність осадового чохла скидами перед 

пізньосерпуховського закладення [2–4, 7, 30, 31]. 

Розвиток басейну протягом ранньої пермі почався з інтенсивного підйому 

територій та інтенсивним розтягуванням осадового чохла. Цей процес сприяв ро-

сту сольових структур в прибортових ділянках і в центральній зоні грабену [47]. 

Інтенсивний перерозподіл солі з девонського підсольового комплексу в ранньо-

пермський басейн проходив одночасно з компенсованим заглибленням палео-

зойських осадових порід в Дніпровському грабені. Це проявлялось в краматор-

ський час за рахунок активного перетікання сольових мас на поверхню.  

Тріас-четвертинна стадія (T-Q) поділяється на чотири етапи: індсько-но-

рійський, юрський, сеноман-маастрихтський та кайнозойський. Тектонічні дис-

локації цього часу мали переважно плікативний характер. В межах солянокупо-

льних структур формувалися щільні системи тектонічних порушень.  

В контексті тектонічного районування басейну виділяють грабен та бо-

рти грабену, для яких характерні невеликі товщини редукованих осадових товщ 

(максимальні сумарні товщини не перевищують 3–4 км) [4, 7, 30]. У тектоніч-

ному відношенні вони є найменш активними елементами регіону. В межах гра-

бену осадовий чохол досягає максимальних товщин і найбільшої стратиграфіч-

ної повноти розрізу. Висока тектонічна активність зумовила формування струк-

тур різного порядку переважно південно-західної орієнтації.  

Вздовж грабена виділяються північна та південна прибортові зони і при-

осьова зона між ними, які віднесені до структур другого порядку. Прибортові 

зони представлені монокліналями, що нахилені під кутом від 1 до 600. Вони є 
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максимальною тектонічно активними елементами на протязі всієї історії форму-

вання регіону. Їм властиві стрімке збільшення товщини відкладів у напрямку 

приосьової зони, суттєва порушеність докембрійського ложе диз’юнктивами рі-

зної амплітуди, активна блокова тектоніка.  

Приосьова зона – найбільш занурена частина грабена, де зафіксовані мак-

симальні товщини розрізу фанерозою. Для неї характерні найбільші масиви со-

ляних утворень, великі розміри структур низьких порядків. Загальна товщина 

відкладів на південному сході зони за даними сейсмічних досліджень перевищує 

18 км. Локальні підняття, або структури четвертого порядку, це брахіантиклі-

налі, зрідка – куполи, ще рідше – антикліналі. Багатостадійний розвиток запа-

дини, наявність трьох соленосних товщ, вулканічна діяльність, блокова текто-

ніка та значна дислокованість відкладів зумовили суттєву диференціацію будови 

локальних структур. Серед них є наскрізні і поховані, вторинні і залишкові, кон-

седиментаційні та постседиментаційні [9, 10, 48, 78]. Багато  структур четвертого 

порядку тією чи іншою мірою ускладнені соляним тектогенезом. Формування 

соляних піднять супроводжується утворенням специфічних систем диз'юнктив-

них порушень (грабенів просідання, радіальних скидів, просідання приштокових 

блоків по незгідних кільцевих або сегментних скидах і т.п.).Предметом вивчення 

даної роботи є південна прибортова зона та прилегла до неї частина приосьової 

зони ДДз (рис. 5.1). 
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Рисунок 5.1– Схема розміщення родовищ вуглеводнів в ДДз із зображенням 

ділянки досліджень (уточнена автором на основі [21]) 

 

 

5.2  Нафтогазоносність і стратиграфічний розподіл покладів вуглеводнів в 

межах південної прибортової частини ДДЗ. 

Літолого-стратиграфічна схема району досліджень. За робочу прийнята 

схема, в якій виділяються наступні основні літо-стратиграфічні комплекси пів-

денної прибортової зони ДДз [1, 79, 101,158]: 

- підсольовий комплекс – у стратиграфічному відношенні утворений живет-

ським і ейфельським стратиграфічними комплексами (D2ef-zv, 393,3–382,7 

млнр.) в північно-західній частині басейну, а в межах інших територій верхньо-

франським семилуцьким горизонтом (D3fr3sm, 380,2–375,5 млнр.) та воронезь-

кою світою (D3fr3vr, 377,0–378,0 млнр.); 

- нижньосоленосний комплекс – у стратиграфічному відношенні утворений 

верхньофранським лівенським та євланівським горизонтами (D3fr3ev-lv, 378,8–

375,0 млнр.); 

- міжсольовий комплекс (D3fm1zd-el, 372,0–367,0 млнр.)– утворений ниж-

ньофаменськими задонським та єлецьким горизонтами; 
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- верхньосоленосний комплекс – утворений нижньофаменським єлецьким го-

ризонтом та середньофаменським лебедянським ярусом (D3fm2dn-lb, 367–365 

млнр.); 

- надсольовий комплекс – утворений середньофаменським данково-лебедян-

ським(D3fm2dn-lb) та верхньофаменськимозерсько-хованським(D3fm2oz-hv) го-

ризонтом (360,0–359,5млн р.); 

- карбонатний комплекс (C1t-C1v1, 358,9–346,7 млнр.) – утворений карбона-

тними породами турне і нижнього візе; 

- верхньовізейсько-серпуховський комплекс (С1v2-C1s, 342,8–323,92 млнр.);  

- комплекс середнього карбону– утворений московським і башкирським яру-

сами (C2b-C2m, 322,8–307,0 млн.р.);  

-  верхньо-кам’яновугільний комплекс (С3, 307,0–298,8 млнр.); 

- пермський комплекс (299,0–284,4 млнр.) – утворений передсольовим (P1kr, 

P1mk, P1sl) і сольовим (P1km) пермськими ярусами (P1); 

- тріасовий комплекс (T, 251,9–201,3 млнр.) ; 

- юрсько-крейдовий комплекс (J-K, 201,3–66,0 млнр.); 

- палеоген-четвертинний комплекс (P+N+Q, 66,0–0 млнр.). 

Стратиграфічний розподіл покладів ВВ південної прибортової зони 

ДДз. Автором виконано збір даних, їх систематизацію та аналіз щодо всіх відо-

мих покладів вуглеводнів та нафтогазопроявів в межах південної прибортової 

зони ДДз. Цей аналіз є необхідним, оскільки відомі поклади ВВ є невід’ємною 

частиною нафтогазової системи басейну, а результати аналізу потрібні для коре-

ляції відомих покладів з результатами 2D та 3D моделювання.  

Домінуюча частка сумарних видобувних запасів нафти і газу в межах пів-

денної прибортової зони ДДз пов’язана з відкладами нижнього карбону. Незна-

чна кількість покладів була виявлена у середньокам’яновугільних відкладах 

(C2b, C2m) і декілька промислових покладів – у надсольовій товщі девону 

(D3fm3dn-lb). Більшість покладів пов’язана з теригенними колекторами, проте 

значна частина сумарних запасів пов’язана з масивними пастками в карбонатних 
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колекторах, які поєднують в собі нижньовізейський під’ярус, турнейський ярус 

та частину озерсько-хованського ярусу надсольової девонської товщі (D3oz-hv). 

Територія досліджень охоплює весь Руденківсько-Пролетарський нафтогазонос-

ний район, в межах якого було відкрито та експлуатується 30 родовищ вуглево-

днів, Антонівсько-Білоцерківський нафтогазоносний район та деякі окремі родо-

вища південно-західної частини Глинсько-Розбишівського нафтогазоносного 

району.   

Стратиграфічний розподіл покладів нафти і газу, початкові видобувні за-

паси відкритих покладів, співвідношення нафти до газу для кожного продуктив-

ного горизонту даються на основі Атласу нафтових і газових родовищ України 

[5] та за архівними даними ДНВП "Геоінформ України". 

Девонські поклади. В північній прибортовій зоні в девонських покладах 

відкрито сім нафтових родовищ – Ясенівське, Сухівське, Західно-Козіївське, Ко-

зіївське, Бугруватівське, Голиківське, Радянське. Вони пов’язані з тектонічно-ек-

ранованими покладами в надсольових верхньофаменських відкладах (Західно-

Козіївське, Ясенівське, Сухівське родовище); літолого-екранованим покладом в 

брекчії при сольовому куполі (Роменське); покладами ВВ у відкладах міжсольо-

вого девону (Бугруватівське, Голиківське); покладами в карбоні та міжсольовим 

покладом ВВ (Козіївське). 

У той же час в межах південної прибортової зони ДДз в покладах девону 

відоме лише одне нафтогазоконденсатне родовище (Личківське) та два газокон-

денсатних родовища (Богатойське і Рясківське). 

Личківське газоконденсатне родовище представлено 3-ма ізольованими по-

кладами в межах піднятого блоку, оточеному кількома субвертикальними текто-

нічними порушеннями. Їх сумарні початкові видобувні запаси складають 2,5 

млрд м3 газу і 488 тис. т конденсату (густина конденсату становить 803–819 кг/м³, 

вміст сірки 0,01–0,016 %). Вважається, що поклади були утворені субгоризонта-

льними міграційними потоками ВВ з глибшої частини басейну з девонських на-

фтоматеринських товщ. 



140 

 

Протягом ГРР, у тому числі пошукового буріння у 1970–80-х роках було 

зафіксовано численну кількість ознак нафтогазоносності девонських відкладів в 

межах південної прибортової зони ДДз (табл. 5.1). 

 

Таблиця 5.1 – Результати випробування перспективних об’єктів (дебіти та 

нафтогазопрояви) ідентифікованих в девонських відкладах в межах південної 

прибортової зони ДДз (за архівними матеріалами ДНВП "Геоінформ України") 

Родовище (площа) та 

номер свердловини 

Стратиграфіч-

наприв’язка,інтервали, 

м 

Результати випробування гори-

зонтів, нафтогазопрояви 

Богатойська-5 D3fm3oz-hv, 4700-4743 
Q8г=81,8 тис.м3/д (перф.ПКО-

89) 

Богатойська-11 D3fm3dn-lb, 5233–5379 Q г~115 тис. м3/д (ВПТ) 

Горобцівська-7 D3fm3zd-el, 4758–4966 Q 6г=16,2 тис.м3/д, 

Горобцівська-7 D3fm3zd-el, 4827–4955 Q г=25 тис.м3/д 

Західно-Сагайдацька-1 D2fr, 4040–4162 Непромисловий приплив газу 

Західно-Сагайдацька-1 
D2fr, 4484–4492 

(5 об’єктів) 

Проби газу з конденсатом 

(ОПН) 

Західно-Сагайдацька-1 
D2fr, 4040–4161 (4 

об’єкта) 
Проби газу (ОПН) 

Зачепилівська-1 і 2 
D3fm3oz-hv,  

(численні горизонти) 
Слабке виділення газу 

Зачепилівська-1 D3fm3zd-el, 2550–2559 Слабке виділення газу 

Зачепилівська-412 D3fm3oz-hv, 2273–2309 Q4г=17,3 тис.м3/д, 

Левенцівська-4 
D2fr, 2709–2930, 2443–

2456 
Факел газу 0,5м 

Левенцівська-6 D3fm3oz-hv, 2718–2762 Факел газу 0,5м 

Левенцівська-6 D3fm3zd-el, 2810–2813 Слабкий приплив газу з водою 

Личківська-23 
D3fm3oz-hv, d-lb, 3685–

3805 

Приплив газоконденсатної су-

міші, Q=400тис. м3/д (ВПТ) 

Личківська-24 D3fm3dn-lb, 3808–3936 
Приплив газоконденсатної су-

міші, Q=133тис. м3/д (ВПТ) 

Личківська-27 D3fm3dn-lb, 3833–3855 
Q8н= 232,3 м3/д, Q8г= 56,7 

тис.м3/д 

Личківська-54 D3fm3oz-hv, 3765–3780 Q4н=57,6м3/д 

Личківська-58 
D3fm3dn-lb, 3836–3864, 

3794–3831 
Q7н=127м3/д, 

Малосорочинська-8 D3fm3zd-el, 3225–3310 Нафта , вода з плівкою нафти 

Малосорочинська-420 D3fm3oz-hv, 3180–3356 Запах ВВ у пісковиках і глинах 

Мачухська-3 D3fm3oz-hvv Qг=10тис.м3/д 

Миргородська-1 D3fm3oz-hv, 2644–2651 
Слабий приплив газу і конден-

сату 

Новомиколаєвська-11 

(Мочанівське родо-

вище) 

D3fm3oz-hv, 2582–2595 Q8г=40тис.м3/д, Qк=22м3/д 
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Новомиколаєвська 

площа, свердловини 12, 

14, 23, 30–33 

D3fm3oz-hv, численні 

інтервали 

Запах ВВ у керні: пісковики,  

алевроліти, аргіліти, вапняки 

Орчиківська-410 D3fm3oz-hv, 5180–5300 Q6г=7,3тис.м3/д 

Перещепинська-48 D3fm3oz-hv, 4126–4130 Qг=0,619тис.м3/д, Qв=0,23м3/д 

Пролетарська-15 
D3fm3oz-hv, 3408–3456, 

3444–3456 

Q4г=4,7тис.м3/д, 

Q6г=5,7тис.м3/д 

Решетилівська-43 
D3fm3dn-lb, 3549–3563, 

3609–3699 
Qн=2,5м3/д 

Ряськівська-441 D3fm3oz-hv, 5121–5188 Q5г=28тис.м3/д 

Руденківська-10 D3fm3oz-hv Qг=0,352тис.м3/д 

Руденківська-12 D3fm3oz-hv, 3507–3600 Qг=483 тис. м3/д 

Солонцівська-1 D3fm3oz-hv, 3116–3192 Слабкий приплив нафти 

Шкурупієвська-3 D3fm3zd-el, 5300 Викид газу 

Сагайдацька-401 D2fr, 4297–4405 
Приплив розчину, насиченого 

газом 

 

Нафтогазопрояви представляють значний інтерес, особливо ті, що виявлені 

в порівняно слабо дислокованих девонських відкладах. Вони підтверджують на-

явність нафтогазогенеруючих товщ та вказують на безпосередню перспектив-

ність горизонтів в межах тієї площі, де вони були встановлені.  

Значна кількість задокументованих нафтогазопроявів в девонських відкла-

дах була отримана за відсутності структурного фактору для формування покладу 

вуглеводнів, як наприклад, численні газопрояви та газонасичені зразки керну в 

межах Новомиколаївської площі.  

Були зафіксовані численні некомерційні дебіти ВВ, нафтогазопрояви під час 

випробування інтервалів, виділених як перспективні за інтерпретацією даних 

ГДС, та численні нафтогазонасичені зразки кернового матеріалу в межах Ісач-

ківської, Колайдинцівської, Новомиколаївської, Матящівської, Котівської, Пет-

рівцівської, Олександрійської, Орельської, Підгорянської, Чапаєвської, Малосо-

рочинської, Юр’ївської площ.  

Поклади нижньовізейського під’ярусу і турнейського ярусу(табл.5.2). 

Продуктивні поклади в межах Зачепилівського родовища були виявлені в ниж-

ньовізейських продуктивних теригенних горизонтах В-25, 26. Горобцівське ро-

довище включає чотири газоконденсатні поклади, які пов’язані з продуктивним 
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горизонтом В-26. Раніше згадувалося, що Юр’ївське родовище має газовий пок-

лад В-25.  

 

Таблиця 5.2– Властивості нафти продуктивних горизонтів серпуховського, 

візейського і турнейського ярусів родовищ південної прибортової зони ДДз  

Родовище 

Прод. 

гори-

зонт 

Гус-

тина 

пласт., 

кг/м3 

Гус-

тина 

дегаз., 

кг/м3 

В'яз-

кість 

пласт., 

мПас 

В'яз-

кість 

дегаз., 

мПас 

Вміст 

пара-

фінів, 

% 

Вміст 

смол

и, % 

Вміст 

асфа-

льте-

нів, % 

Вміст 

сірки, 

% 

Голубівське С-2-3 789 844 3,25 7,82 6,39 7,58 0,122 0,077 

Решетняківське 

С-2-3-

4 

692–

705   

1,149–

0,8   

8,35–

2,5   

0,16–

0,33 

0,13–

0,52 

Новогригорівське С-5-6 666   0,6   

4,58–

5,62 

2,59–

1,5 0,08 0,44 

Зачепилівське С-6 784   

3,09–

4,11   

3,87–

6,57 

2,9–

3,44 

0,26–

0,31 

0,070–

0,15 

Сагайдацьке С-7 842   7,4   4,49 2,6 0,18   

Медіана C1s2   786,5 844 3,25 7,82 5,0 2, 9 0,18 0,225 

Кибинцівське С-16 861,3   15–22   4,18 9,32 0,22 

0,52–

0,67 

Зачепилівське С-19 781   

2,69–

2,91   

4,02–

7,72 

2,49–

2,9 

0,05–

0,14 

0,05–

0,07 

Новогригорівське 

С-20-

21         

6,39–

8,5 4,6 

0,07–

0,11 0,05 

Юр'ївське С-21 873,5   3,56   8,02 14,19   0,54 

Медіана C1s1   861,3   3,56   5,0 6,96 0,18 0,295 

Східно-Новоселів-

ське В-16 725 829,5 0,56 6,27 5,3 6   0,068 

Лиманське  В-19 689 831 3,14 6,2 2,5 4,14 0,0157 0,06 

Лиманське  В-19 753 826 1,87   1,94 2,7 0,04 0,06 

Кременівське В-21   812 2 4,75 

4,3–

6,21 

5,47–

5,93 

0,50–

0,81 

0,129–

0,153 

Медіана C1v2   725 827,75 1,935 6,2 3,9 4,92 0,04 0,064 

Гнатівське Т-2-3 

744–

788 

840–

878     

7,88–

9,7 

3,4–

9,4   

0,13–

0,89 

Новомиколаївське 

(Мочанівське) Т-3 663,7 818,7 0,26 6,41 4,77 4,2 0,07 0,073 

Медіана C1t   663,7 818,7 0,26 6,41 6,635 5,6 0,07 0,0865 

Личківське Д-2-3 580 

803,2–

819,1 0,31   

18,51–

13,2 

0,64–

0,99   

0,016–

0,01 

 

Карбонатні літологічно-обмежені резервуари Руденківського родовища в 

нижньовізейському під’ярусу містять поклади В-21–В-24 (0,6 млрдм3), В-25 (2 
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млрд м3), В-26 (3,6 млрдм3) та в турнейському ярусі Т-1 і Т-3 (20 млрдм3). Ма-

чухське газоконденсатне родовище сформоване глибокою антиклінальною стру-

ктурою з декількома карбонатними і теригенними резервуарами в продуктивних 

горизонтах T1–T3 (10 млрдм3). Гнатівське родовище включає масивний нафто-

вий поклад В-26–Т-2 (2600 тис.т нафти + 5 млрдм3 газу) і Т-3 (210 тис.т нафти). 

Густина нафти 840–878 кг/м3, вміст парафінів 7,88–9,70%, бітумів 5,49–9,40%, 

сірки 0,13–0,89%. Основний резервуар є масивним рифом (В-26–Т-2) в карбона-

тній платформі з декількома резервуарами зі складною пористо-кавернозною і 

природно-тріщинуватою системою пористості Мочанівське (Новомиколаївське) 

нафто-газоконденсатне родовище включає теригенні  резервуари Т-2 (2 млрдм3) 

і Т-3 (3,2 млрдм3). Нижній резервуар T-3 (300 тис. т) містить нафту (густина 818,7 

кг/м3, в'язкість 6,41 м2/с, вміст парафінів 4,77%, бітумів 4,2%, сірки 0,073%). 

Дмухайлівське родовище включає єдиний газоконденсатний поклад в горизонті 

Т-1 з найбільш ймовірним джерелом генерації ВВ в девоні. Тільки один газоко-

нденсатний резервуар на Рясківському родовищі був виявлений в горизонті Т-4 

(1,6 млрдм3). Богатойське газоконденсатне родовище є найбільшим родовищем 

в південно-східній частині південної прибортової зони ДДз. Його газоконденса-

тні поклади Т-2a (3,0 млрдм3), T-2Б (2,7 млрдм3), Т-3 (0,6 млрдм3) пов'язані з при-

родно-тріщинуватими, пористо-кавернозними колекторами в 600-метровій не-

проникній карбонатній платформі. Девонський горизонт Д-1  включає газокон-

денсатний поклад (0,3 млрдм3), що був виявлений на Богатойському родовищі.  

Поклади верхньовізейського під’ярусу. До верхньовізейських відкладів 

приурочені Лиманське, Юр’ївське, Кременівське, Малосорочинське і Селюхів-

ське родовища. Лиманське родовище має тільки один нафтовий резервуар в про-

дуктивному горизонті В-19 (263 тис.т). Юр’ївське родовище включає поклади 

"сухого газу" у верхньовізейських горизонтах (В-15, В-15а, В-16, В-21, 22, 23), 

один нижньовізейський поклад В-25 і турнейський Т-1 (2,9 млрдм3). Нафта міс-

титься тільки в горизонті С-21 (262 тис.т). Кременівське родовище включає ре-

зервуари в гор. В-16–19, також декілька покладів в розрізі C1s2-C1s1, і найбільші 
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поклади в продуктивному горизонті В-20–21 (4,7 млрдм3). Малосорочинське і 

Селюхівське нафтогазові родовища розташовані в північно-західній частині пів-

денної прибортової зони ДДз. Малосорочинське родовище має незначні скуп-

чення газу в горизонтах В-19, 20, 23 і основний поклад нафти в горизонті В-22 

(350 тис. т), нафтовий поклад В-23 (370 тис. т), пов'язаний з літологічно-обмеже-

ною пасткою. Густина нафти становить 851 кг/м3, її в'язкість 14,17–18,8 м2/с.  

Поклади нижньосерпуховського під’ярусу. Висока концентрація покла-

дів газу спостерігається в продуктивних горизонтах С-15 і С-19–22, а покладів 

нафти – в горизонтах С-20–С-21. Найбільший резервуар конденсату Новогриго-

рівського НГК родовища в продуктивному горизонті С-20 (1500 тис.т, густина 

628–666 кг/м3, в'язкість 0,5 мПа·с). Юр’ївське родовище має численні газоконде-

нсатних поклади в розрізі C1s2-C1v2-C1t з найзначнішим покладом в турне і єди-

ним резервуаром нафти в горизонті С-21 (262 тис.т нафти, густина нафти 873,5 

кг/м3, вміст парафінів 8,02%, вміст смол 14,19%, вміст сірки 0,54%). Кибинців-

ське та Радченківське нафтогазові родовища розташовані в північно-західній ча-

стині південної прибортової зони ДДз. Кибинцівське родовище включає резер-

вуари нафти в горизонті С-15 (160 тис.т) і С-16 (50 тис.т) з густиною нафти 850 

кг/м3. Радченківське родовище має нафтові поклади в гор. С-14, 15, 16, 20 (265 

тис.т) і кілька газових резервуарів в тріасі I-2, 3, 4 (2,5 млрдм3).  

Поклади верхньосерпуховського під’ярусу. Продуктивні резервуари Аба-

зівського газоконденсатного родовища С-5, 6 (33 млрдм3 газу, 2,2 млн т конден-

сату) накопичені в пастці в формі структурного носу і монокліналі, обмеженої з 

боків розломами з амплітудою 70–200 м.  

Решетняківське нафтове родовище включає значні поклади нафти в горизо-

нтах В-13 (85 тис.т) і С-2–4 (600 тис.т) легкої нафти з конденсатом (густина 692 

кг/м3). Його резервуари пов'язані зі структурними пастками, утвореними соля-

ним штоком і субвертикальними тектонічними порушеннями; пастка сформува-

лась у ранньопермський час.  
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Зачепилівське нафтогазоконденсатне родовище включає найбільш значні 

поклади нафти в продуктивних горизонтах С-6, С-9а, 9Б (327 тис.т, густина на-

фти 781–784 кг/м3, в'язкість 2,69–3,09 мПа·с) і численні газові резервуари в роз-

різі верхнього візе.  

Левенцівське газоконденсатне родовище включає поклади газу Б-12, С-3–5, 

С-15, С-16. Богатойське газоконденсатне родовище включає газоконденсатні по-

клади, пов'язані з літологічними пастками С-1 (1,7 млрдм3) і С-2 (2,4 млрдм3) з 

основними газоконденсатними покладами в турнейській карбонатній формації. 

Поклади С-1, С-2 Богатойського родовища знаходяться на піднятті у формі носу 

поруч з глибоко зануреною частиною басейну.  

Радченківське нафтогазове родовище знаходиться в північно-західній час-

тині південної прибортової зони ДДз і має значні поклади нафти в горизонтах С-

5, С-7, С-9 (691тис.т, густина 830–832 кг/м3, в'язкість 6,9–9,0 м2/с).  

Поклади башкирського ярусу (табл.5.3). Нафтові і газові резервуари в ме-

жах Суходолівсього родовища були виявлені у відкладах бакширського ярусу та 

верхньосерпуховського під’ярусу, із найбільшими покладами в продуктивних 

горизонтах Б-12 (3 млрд м3 газу, 264 тис. т конденсату) і Б-5 (233 тис. т нафти). 

Нафта в покладах Б-5, В-11, В-12А, В-13а, схожа за компонентним складом і, 

вірогідно, генерувалася одним джерелом. Про це свідчить близький вміст пара-

фінів, бітумів, сірки. Однак, нафта з резервуару Б-11 відрізняється більшою гус-

тиною (682 кг/м3 проти 840–844 кг/м3) і відповідає легкій нафті, утвореній у сер-

пуховських материнських породах.  

Основний продуктивний поклад Розумівського газоконденсатного родо-

вища пов'язаний з продуктивним горизонтом Б-12 (3,3 млрд м3 + 180 тис. т кон-

денсату), інші другорядні поклади – с горизонтами М-1 і С-4. Основний резер-

вуар Б-12 пов'язаний з башкирською карбонатного плитою (Б-10), яка є ідеаль-

ним флюїдоупором та обмежує субвертикальну міграцію ВВ. Згідно результатів 
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3D моделювання, газоконденсатний резервуар В-12 був заповнений із зрілих ма-

теринських порід в процесі субгоризонтальної міграції ВВ з більш заглиблених 

ділянок басейну. 

 

Таблиця 5.3–Властивості нафт покладів продуктивних горизонтів московсь-

кого і башкирського ярусів родовищ південної прибортової зони ДДз 

Родовище 
Прод. 

горизонт 

Гус-

тина 

пласт., 

кг/м3 

Гус-

тина 

дегаз., 

кг/м3 

В'яз-

кість 

пласт.

, 

мПас 

В'яз-

кість 

дегаз., 

мПас 

Вміст 

парафі-

нів, % 

Вміс

т 

смол

и, % 

Вміс

т ас-

фаль

те-

нів, 

% 

Вміст 

сірки, 

% 

Сагайдацьке М-2 896-

908 
 90–

119 

 1,26–

2,75 

6,4–

10,1 

0,23–

0,45 

0,71 

Новогригорівське М-8     2,87 2,72 0,09 0,07 

Суходоілвське Б-11 626,7 682 1,55 9,2 3 2,1 0,13 0,03 

Кибинцівське Б-12 850  20,8  5,2 0,8  0,59 

Кременівське Б-12  784 1,1 2,67 2,6 1,8 0,24 0,047 

Пролетарське Б-12 884 890,1 5,06  3,73 4 0,25 0,018 

Суходоілвське Б-12а, 

Б-13а 

 840  11,4 8 1,6 0,02 0,02 

Новогригорівське Б-13     6,21  0,05 0,03 

Решетняківське Б-13 747  0,95  0,59–

0,78 

 0,107 0,01–

0,15 

Суходоілвське Б-5  840 8,4  3,2 1,7  0,04 

Кременівське Б-8  831  9,42 4,1 4,05 0,35 0,13 

Новогригорівське Б-8     2,57  0,72 0,05 

Медіанне зна-

чення C2b 

 798,5 835,5 3,305 9,31 3,465 1,8 0,185 0,0435 

 

Кременівське нафтогазоконденсатне родовище пов’язане з антиклінальною 

структурою і включає поклади газу в більшості башкирських, серпуховських і 

верхньовізейських продуктивних горизонтів (В-8, В-12, С-3, 4, С-11–14, 21, 22 , 

В-16–19) із найбільш значним покладом В-20, 21 (4,7 млрд м3). Нафта була вияв-

лена в покладах Б-8 і Б-12 (176 тис. т) і В-20, 21 (156 тис. т). Нафти покладів Б-8 

і В-20, 21 аналогічні за густиною (818,7 кг/м3), в'язкістю (9,42 м2/с), вмісту пара-

фінів (4,1–6,21 %), бітумів (4,05–5,93 %), асфальтенів (0,35–0,81 %), сірки (0,129–
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0,153 %); нафта покладу Б-12 меншої густини (784 кг/м3) з в'язкістю 2,67 м2/с, 

вміст парафінів 2,46 %, смол 1,8 %, асфальтенів 0,24 %, сірки 0,047 %.   

Новоселівське родовище включає газоконденсатні поклади в В-5, В-10, В-

11, С-4 з найзначнішим Б-12. Західно-Новоселівське газоконденсатне родовище 

включає продуктивні горизонти Б-1, 2, Б-5, 6, Б-11, 12, С-7, 13, С-15U, С-15L, С-

19 , С-21, В-14, В-16 із найбільшими покладами в Б-12 і С-19. Західно-Голубів-

ське родовище включає газові резервуари в горизонтах Б-4 і Б-5. Левенцівське 

газоконденсатне родовище включає поклади газу в продуктивних горизонтах Б-

12, С-3, 4, 5 та С-15, 16.  

Поклади московського ярусу. Всього декілька промислових покладівбуло 

виявлено у відкладах московського ярусу. В межах Новогригорівського нафто-

вого родовища було відкрито нафтовий поклад в продуктивному горизонті М-8 

(350 тис.т.). Дані щодо густини нафти та в'язкості відсутні, проте є відмінність у 

вмісті парафінової складової у нафті московського, башкирського і серпуховсь-

кого ярусів: М-8/В-8 (2,87/2,57%), В-13 (6,21%), С-5, 6 (4,58–5,62%) і С-20, 21 

(6,39–8,50%). Інший значний поклад газу було виявлено на Пролетарському ро-

довищі (М-7 – 2,4 млрд м3). Пролетарське родовище має численні резервуари 

газу у відкладах від C2m до C2b (М-7 – 2,4 млрд м3; Б-5, 8, 9, 10, 12 – 12 млрд м3), 

С-15, 21, В-15в, В15н, В16 – 3 млрд м3). В північно-західній частині досліджува-

ної території Сагайдацьке нафтове родовище має невеликий нафтовий поклад в 

гор. С-7; основна частина видобувних запасів нафти родовища пов’язана з мос-

ковським покладом М-2 (400 тис.т). 

Висновки і результати. В результаті виконаного аналізу встановлених за-

пасів та виявлених родовищ нафти і газу розроблено схему стратиграфічного ро-

зподілу промислових покладів вуглеводнів в межах південної прибортової зони 

ДДз (рис.5.2). 
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Рисунок 5.2–Стратиграфічний розподіл відомих покладів вуглеводнів та їх 

початкових видобувних запасів в межах південної прибортової зони ДДз (резуль-

тати автора) 

 

Особливості стратиграфічного розподілу виявлених покладів ВВ, врахову-

ючи сумарні початкові видобувні запаси та компонентний склад нафт, дозволя-

ють зробити наступні висновки.  



149 

 

Девонська секція включає одне відкрите газоконденсатне родовище та декі-

лька продуктивних покладів в надсольових відкладах девону. Нафта Лич-

ківскього родовища характеризується вмістом парафінів значно вищим у порів-

нянні з нафтою покладів кам’яновугільного розрізу. Аналогічна тенденція спо-

стерігається в межах північно-прибортової зони ДДз та підкреслюється значною 

відмінністю густини нафт у девонських та кам’яновугільних резервуарах (гус-

тина нафти С1v2 913–967 кг/м3, а D3fm – 840,0–859,4 кг/м3).  

Наявність численних нафтогазопроявів, комерційних та некомерційних де-

бітів ВВ дозволяє зробити висновок щодо перспективності девонських відкладів 

щодо промислової нафтогазоносності. Немає сумнівів щодо продуктивності над-

сольової товщі (D3fm3oz-hv та  D3fm3dn-lb) у зв’язку з відкритими родовищами, 

та промисловими покладами ВВ, що корелюється з девонським розрізом в межах 

північної прибортової зони ДДз. Міжсольова та підсольова товщі характеризу-

ються меншою кількістю нафтогазопроявів, проте їх наявність вказує на перспе-

ктиву відкриття покладів та родовищ.     

Турнейська секція характеризується найвищою концентрацією газоконден-

сатних покладів, значними нафтовими покладами та найвищими значеннями су-

марних видобувних запасів нафти і газу. Вміст смол і асфальтенів в нафті тур-

нейського ярусу вищий в порівнянні з верхньо- і нижньосерпуховськими покла-

дами. Враховуючи найвищий вміст смол і асфальтенів в девонських нафтах Ли-

чківського родовища слід відмітити можливість імовірного змішування нафти 

турнейського і девонського походження в турнейських резервуарах. 

Карбонатна платформа нижньовізейського під’ярусу не містить продуктив-

них, окрім масивних, нафтових покладів, пов’язаних з рифовими утвореннями, 

що об’єднують комплекси C1v1+C1t. Декілька незначних покладів було виявлено 

у підплитових теригенних горизонтах В-25, 26. 

Верхньовізейський під’ярус характеризується високою концентрацією пок-

ладів газу у всіх продуктивних горизонтах. Більшість покладів вміщує "сухий 



150 

 

газ" з низьким конденсатним фактором. Скупчення нафти були виявлені в про-

дуктивних горизонтах В-16 і В-19 (в двох родовищах з "поодинокими покла-

дами"). Ще декілька покладів нафти в продуктивних горизонтах В-19, 20, 23 ви-

явлені в північно-західній частині південної прибортової зони ДДз. 

Значна частина покладів нижнього серпуховського під’ярусу пов'язана з 

двома поверхами нафтогазонакопичення: продуктивним горизонтом С-15 і про-

дуктивними горизонтами С-19-20-21 з найвищою концентрацією виявлених по-

кладів ВВ в горизонті С-21. Найбільш значущі відкриті нафтові поклади  асоці-

юються з продуктивними горизонтами С-20, 21, проте концентрація дрібних по-

кладів газу значна у всіх горизонтах нижньосерпуховського під’ярусу. Виявлені 

скупчення нафти в продуктивних горизонтах С-20, 21 містять легку нафту з кон-

денсатом (низький вміст смол і асфальтенів, медіанне значення густини нафти 

827,8 кг/м3). 

Основна частина верхньосерпуховських покладів ВВ і сумарних початкових 

запасів ВВ пов'язана з горизонтами С-2, 3, 4. Співвідношення нафта-газ близьке 

до рівносильного. Всі виявлені нафтові поклади заповнені нафтою, схожою за 

компонентним складом з нафтою нижньосерпуховських і башкирських покладів. 

Більшість покладів і початкових запасів башкирського ярусу пов'язана з го-

ризонтами Б-12, 13, що підстеляють башкирську карбонатну плиту (Б-10). В де-

кількох випадках поклади горизонтів Б-12 та Б-11 заповнені легкою нафтою і 

конденсатом (низька густина до 682–784 г/см3 і низька в'язкість). Склад та влас-

тивості нафти в башкирських горизонтах схожі з серпуховським покладом. Два 

високопродуктивні поверхи нафтогазонакопичення: горизонти Б-5 з газовими 

скупченнями і Б-8 з рівним співвідношенням нафта-газ. 

Незначну кількість покладів ВВ виявлено в московських відкладах. 
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5.3. 1D моделювання історії заглиблення осадових комплексів, терма-

льної зрілості керогеновмісних порід та визначення геохронології генерації 

вуглеводнів. 

 

Вхідні дані та обрані алгоритми для створення 1D, 2D, 3D моделей. Для 

створення 1D і 3D моделей були використані данні термальної зрілості кероге-

новмісних порід та вугілля попередніх дослідницьких груп [5, 26, 28, 29, 63, 64, 

65, 135]. Протягом декількох десятків років Іванова А.В. вивчала аншліфи ву-

гілля і вуглистих літофацій в ДДз. В каталозі Іванової А.В. кількість замірів від-

бивної здатності вітриніту сягає 2700 значень в межах Донецького вугільного 

басейну і ДДз[26]. Окрім того, були використані дані щодо термальної зрілості 

порід з робіт Михайлова В.А. [60]. Також використовувались дані лабораторного 

визначення термальної зрілості порід з робіт австрійського колективу гірничого 

університету Леобден [133, 135, 136, 146,]. Були використані дані з дисертаційної 

роботи Кабишева Ю.Б. щодо термальної зрілості порід, вмісту та властивостей 

органічної компоненти [29]. Ці дані були використані автором в дослідженні для 

моделювання трансформації нафтогазоматеринських порід під впливом тепло-

вого потоку Землі. Відомості щодо стратиграфічного розподілу керогеновмісних 

порід і вугільних пласті в межах південної прибортової зони ДДз є результатом 

роботи автора та викладені в розділі 4. Відомості щодо нафтогазонакопичення та 

стратиграфічного розподілу колекторів викладені в попередніх розділах і наве-

дені на рис.5.2. Структурні особливості, глибини залягання осадових комплексів 

та окремих продуктивних горизонтів, стратиграфічні межі між ними були визна-

чені з робіт та карт опублікованих попередніми дослідниками та дослідницькими 

колективами [2–4, 6, 8, 75, 80]. Літологічні характеристики стратиграфічних ком-

плексів, окремих формацій, продуктивних горизонтів та перекриваючих їх тран-

сгресивних товщ були визначені з результатів попередніх системних досліджень 

та уточнювались за допомогою аналізу каротажних кривих [1–4, 6, 9, 30, 31, 48, 

50, 70]. 
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Історія заглиблення керогеновмісних порід і моделювання генерації вугле-

воднів (1D) були виконані для 47 свердловин в межах південної прибортової 

зони ДДз(рис. 5.3, 5.4). 

 

 

Рисунок 5.3– Карта-схема термічної зрілості порід по поверхні серпуховсь-

кого ярусу південної прибортової зони ДДз 

.  

 

Рисунок 5.4– Карта-схема термічної зрілості порід по поверхні девону пів-

денної прибортової зони ДДз 

 

Моделювання історії осадконакопичення виконувалось відповідно до відо-

мих меж стратиграфічних комплексів, відомостей щодо перерв в осадконакопи-

ченні, розмивів певних комплексів під час інверсій, викликаних регіональними 

тектонічними подіями-етапами, чи періодами активного галокінезу [1, 5, 73]. Для 

створення 1D моделей збільшення термальної зрілості порід, спричиненої збіль-

шенням температури та відповідної генерації вуглеводнів, були застосовані кі-

нетичні алгоритми, розроблені та опубліковані в 1990 р.[154]. Автором були 

взяті до уваги результати наукових робіт Евдощука М.І. та ін. щодо прогнозу-

вання нафтогазоносності стратиграфічних комплексів ДДз на основі міграційно-
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осадової теорії утворення ВВ [24,27]. Результати 1D моделювання по свердлови-

нах Шебелинська-800, Кисівська-491, Горобіївська-360 дослідницькою групою 

австрійського Гірничого університету (Applied Geosciences and Geophysics, 

Montanuniversitaet Leoben) визначили інтенсивність теплового потоку в різні пе-

ріоди розвитку ДДз. В період раннього розвитку рифту з середнього девону до 

середини візейського періоду інтенсивність складала близько 90–95 мВт/м2, з се-

редини візе до тріасу включно – близько 60–75 мВт/м2, з юрського періоду до 

початку неогену – 35–50 мВт/м2[135]. 

Для приосьової зони ДДз запропоновано модель, відповідно до якої інтенсив-

ність теплового потоку є незмінною з візейського періоду до неогену на рівні 45 

мВт/м2. Відповідно до власних результатів 1D моделювання, інтенсивність теп-

лового потоку ближче до приосьової зони ДДз була у девоні та ранньому карбоні 

на рівні 80 мВт/м2, в пізньому карбоні – на рівні 50 мВт/м2; після перського часу 

зменшилась до 30 мВт/м2. Ці результати були отримані при 1D моделюванні по 

свердловині Східно-Полтавська-12. Її фактична глибина дорівнює 6750 м, й була 

умовно поглиблена до кристалічного фундаменту (рис. 5.5). Межі стратиграфіч-

них горизонтів визначені за даними сейсморозвідки. Для моделювання кожному 

стратиграфічному комплексу були обрані літологічні характеристики з відповід-

ними характеристиками теплопровідності порід. Модель зміни відбивної здатно-

сті вітриніту з глибиною корелювалась з даними визначення відбивної здатності 

вітриніту на зразках керну. Слід відмітити, що в результаті створення 1D моде-

лей заглиблення і термального дозрівання керогеновмісних порід для 43 сверд-

ловин південної прибортової зони – інтенсивність палео-теплового потоку збіль-

шується в напрямку південного регіонального розлому ДДз. Всі створені моделі 

калібрувалися з результатами лабораторних визначень відбивної здатності віт-

риніту (рис. 5.6).  

На прикладі 1D моделі св. Шедіївська-486 (рис. 5.7) інтенсивність теплового 

потоку у девоні була на рівні 80 мВт/м2, змінювалась у ранньому карбоні від 80 
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до 60 мВт/м2, протягом середнього і пізнього карбону складала 60 мВт/м2 і з трі-

асу до неогену складала близько 40 мВт/м2 (рис. 5.8). 

 

 

 

Рисунок 5.5 – Зображення результатів 1D моделювання на прикладі сверд-

ловини Східно-Полтавська-12, штучно поглибленої до кристалічного фундаме-

нту. Інтенсивність генерації вуглеводнів вимірюється в грамах утворених вугле-

воднів на грам органічного вуглецю материнських порід протягом одного міль-

йону років 
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Рисунок 5.6– Результати калібрування термальної зрілості осадових компле-

ксів з результатами лабораторних визначень відбивної здатності вітриніту. На-

ведено 1D моделі 16 свердловин уздовж південного борту ДДз 
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Рисунок5.7–Модель (1D) термічної зрілості, історія заглиблення осадових 

комплексіві інтенсивності генерації вуглеводнів в розрізі св. Шедіївська-486 

 

 

Рисунок 5.8– Тренд зміни потужності теплового потоку Землі протягом ро-

звитку ДДз (вісь ординат – геологічний час, млн. р., вісь абсцис – потужність 

теплового потоку, мВт/м2) 

 

Моделі, створені для свердловин, розташованих в межах ділянок з високою 

концентрацією тектонічних порушень чи в безпосередній близькості до південного 

регіонального розлому, характеризуються вищими значеннями палео-температур-

ного потоку Землі (в середньому на 10–20 %). За результатами 1D моделювання по 

43 свердловинах південної прибортової зони ДДз створені карти-схеми термальної 
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зрілості порід по поверхні покрівлі серпуховського ярусу, поверхні покрівлі верх-

нього візе та по покрівлі девону (рис. 4.18, 5.3, 5.4). 

 

5.4. Модель (2D) нафтогазогенерації та акумуляції вуглеводнів вздовж 

регіонального профілю Гупалівка-Гути. 

 Для створення 2D моделі розвитку ДДз за регіональним профілем  Гупалі-

вка-Гути було використано відомості щодо глибинного та просторового розпо-

ділу стратиграфічних комплексів, літо-фаціальні характеристики горизонтів, 

властивості керогеновмісних горизонтів та тренд зміни потужності теплового 

потоку Землі (рис. 5.8). Загальна кількість горизонтів моделі – 161, кількість ке-

рогеновмісних горизонтів (нафтогазоматеринських товщ) – 21, кількість горизо-

нтів з підвищеними колекторськими властивостями – 22 (див.табл.5.4). Вихідні 

параметри для моделювання (літофаціальні  властивості горизонтів, їхня роль в 

нафтогазовій системі, властивості нафтогазоматеринських порід) наведено в 

табл.5.4. З урахуванням висновків, отриманих під час калібрування 1D моделей 

заглиблення осадових комплексів, висновків попередніх дослідницьких груп 

[133, 135, 136, 146], відомостей щодо термальної зрілості керогеновмісних порід 

створено тренд потужності теплового потоку Землі протягом розвитку ДДз 

(рис.5.8). Слід зауважити, що 2D/3D моделі не враховують гетерогенності лате-

рального розподілу потужності теплового потоку Землі, проте враховують теп-

лопровідність всіх горизонтів відповідно до їх літологічної характеристики 

(рис.5.9). 

Таблиця 5.4 – Вихідні параметри для 2D та 3D моделювання 

Горизонт Літофаціальна характеристика ТОС НІ 
Елемент нафтогазової 

системи 

Q-P  Алевроліти/аргіліти   Перекриваюча товща 

K  Алевроліти/аргіліти   Перекриваюча товща 

J_re Алевроліти/аргіліти   Перекриваюча товща 

T_shale Глинисто-домінуючі фації     Перекриваюча товща 

P dome caps  Галіт   Флюїдоупор 

P1km_salt  Галіт   Флюїдоупор 

P1_sl_reservoir  Глинисто-домінуючі фації     Перекриваюча товща 

P1_sl_shale  Глинисто-домінуючі фації     Перекриваюча товща 
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P1_nk_reservoir  Пісковики     Колектор 

P1_nk_shale  Глинисто-домінуючі фації     Перекриваюча товща 

P1_krt_shale_seal  Глинисто-домінуючі фації     Флюїдоупор 

C3_3_shale  Глинисто-домінуючі фації     Перекриваюча товща 

C3_3_reservoir  Пісковики     Колектор 

C3_2_shale  Глинисто-домінуючі фації     Флюїдоупор 

C3_2_reservoir  Пісковики     Колектор 

C3_1_shale  Глинисто-домінуючі фації     Флюїдоупор 

C3_1_reservoir  Пісковики     Колектор 

C2m_shale  Глинисто-домінуючі фації     Флюїдоупор 

C2m_reservoir  Пісковики     Колектор 

C2m_shale  Алевроліт   Перекриваюча товща 

C2m_coal  Вуглисті горизонти та вугільні 

шари 

5 25 Материнська порода 

C2m_shale  Алевроліт   Перекриваюча товща 

C2m_coal  Вуглисті горизонти та вугільні 

шари 

5 25 Материнська порода 

C2m_shale  Алевроліт   Перекриваюча товща 

C2m_coal  Вуглисті горизонти та вугільні 

шари 

5 25 Материнська порода 

C2m_low_reservoir  Пісковики     Колектор 

C2m_shale  Алевроліт   Перекриваюча товща 

C2b_shale_2  Алевроліт   Перекриваюча товща 

C1s2_source_coal  Вуглисті горизонти та вугільні 

шари 

5 25 Материнська порода 

C2b_shale_1  Алевроліт   Перекриваюча товща 

C2b_Bash_casrboant

e_platform  

Карбонатні фації   Флюїдоупор 

C2b_reservoir_belo

w_carb  

Карбонатні фації   Колектор 

C2b_shale  Глинисто-домінуючі фації (піс-

куваті, алевритисті) 

  Перекриваюча товща 

C1s2_shale_2  Глинисто-домінуючі фації (піс-

куваті, алевритисті) 

  Флюїдоупор 

C1s1_reservoir_S-1-3  Пісковики     Колектор 

C1s2_shale_1  Алевроліт   Перекриваюча товща 

C1s2_mid_source  Глинисто-домінуючі фації  5 350 Материнська порода 

C1s2_shale  Алевроліт   Перекриваюча товща 

C1s2_low_source  Глинисто-домінуючі фації  3 250 Материнська порода 

C1s1_shale  Глинисто-домінуючі фації (піс-

куваті, алевритисті) 

  Флюїдоупор 

C1s1_up_reservoir  Пісковики     Колектор 

C1s1_shale_sandy  Алевроліт   Перекриваюча товща 

C1s1_low_reservoir  Пісковики     Колектор 

C1s1_low_oil_sourc

e  

Глинисто-домінуючі фації (піс-

куваті, алевритисті) 

10 350 Материнська порода 

C1v2_v-14_shale  Глинисто-домінуючі фації (піс-

куваті, алевритисті) 

2 50 Материнська порода 
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C1v2_v-

14_reservoir  

Пісковики     Колектор 

C1v2_v-15_shale_3  Глинисто-домінуючі фації (піс-

куваті, алевритисті) 

3 150 Материнська порода 

C1v2_v-

15_reservoir_2  

Пісковики     Колектор 

C1v2_v-15_shale_1  Глинисто-домінуючі фації (піс-

куваті, алевритисті) 

2 50 Материнська порода 

C1v2_v-15_shale_2  Глинисто-домінуючі фації (піс-

куваті, алевритисті) 

2 50 Материнська порода 

C1v2_v-16-

17_reservoir  

Пісковики     Колектор 

C1v2_v-15_shale  Глинисто-домінуючі фації (піс-

куваті, алевритисті) 

2 50 Материнська порода 

C1v2_v-

15_reservoir  

Пісковики     Колектор 

C1v2_v-16-17_shale  Глинисто-домінуючі фації (піс-

куваті, алевритисті) 

2 50 Материнська порода 

C1v2_v-16-

17_reservoir_1  

Пісковики     Колектор 

C1v2_v-18-

19_shale_4  

Глинисто-домінуючі фації (піс-

куваті, алевритисті) 

2 50 Материнська порода 

C1v2_v-18-

19_reservoir  

Пісковики     Колектор 

C1v2_v-20-21_shale  Глинисто-домінуючі фації (піс-

куваті, алевритисті) 

2 50 Материнська порода 

C1v2_v-20-

21_reservoir  

Пісковики     Колектор 

C1v2_v-22-23_shale  Глинисто-домінуючі фації (піс-

куваті, алевритисті) 

2 50 Материнська порода 

C1v2_v-22-

23_reservoir  

Пісковики     Колектор 

Rudov Beds  Глинисто-домінуючі фації 8 250 Материнська порода 

C1v1_carb_platform

_v-24-25  

Карбонатні фації   Флюїдоупор 

C1v1_carb_reservoir  Карбонатні фації   Колектор 

C1t_carb_platform  Карбонатні фації   Флюїдоупор 

C1t_source_carb  Карбонатні керогеновмісні фа-

ції 

10 350 Материнська порода 

D3lb-rd_upper_shale  Глинисто-домінуючі фації     Перекриваюча товща 

D3zd-

el_up_reservoir  

Пісковики     Колектор 

D3lb-rd_shale  Алевроліт   Перекриваюча товща 

D3lb-rd_source_coal  Вуглисті горизонти та вугільні 

шари 

5 100 Материнська порода 

D3lb-rd_low_shale  Алевроліт   Перекриваюча товща 

D3zd-el_up_shale  Алевроліт   Перекриваюча товща 

D3zd-el_reservoir  Пісковики     Колектор 

D3zd-el_shale  Алевроліт   Перекриваюча товща 
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D3zd-el_source  Вуглисті горизонти та вугільні 

шари 

5 50 Материнська порода 

D3zd-el_low_shale  Глинисто-домінуючі фації     Перекриваюча товща 

D Salt Domes  Галіт   Флюїдоупор 

D salt  Галіт   Флюїдоупор 

D2-D3vr  Алевроліт   Перекриваюча товща 

D2-D3vr_source  Глинисто-домінуючі фації 

(organic rich, typical) 

3 50 Материнська порода 

 

Рисунок 5.9– Теплопровідність гірських порід відповідно до їх літофаціаль-

ної характеристики (регіональний профіль Гупалівка-Гути) 

 

Результати 2D моделювання. За результатами 2D моделювання заглиб-

лення осадових комплексі та тренду зміни теплового потоку Землі відтворено 

геохронологію зміни термальної зрілості керогеновмісних порід та геохроноло-

гію генерації та акумуляції вуглеводнів (рис. 5.10, 5.11). Протягом історії розви-

тку ДДз на ділянці вздовж регіонального профілю Гупалівка-Гути були сприят-

ливі умови для накопичення близько 3800 покладів вуглеводнів, проте до нашого 

часу збереглось тільки 34 покладів. В межах південної прибортової зони було 

сприятливі умови для формування покладів нафти і газу в пастках, приурочених 

до тектонічних порушень та антиклінальних структур вздовж південного регіо-

нального розлому. Спрогнозовані за 2D моделюванням поклади частково відпо-
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відають відомим аналогам на Кременівському, Мусієнківському, Виноградівсь-

кому та Дмухайлівському родовищах, де поверх нафтогазоносності охоплює 

практично всі горизонти нижнього та середнього карбону (рис. 5.12). Найвищий 

ступінь достовірності прогнозного промислового нафтогазонакопичення іденти-

фіковано в межах Новогригорівського підняття. Однойменне родовище включає 

близько двох десятків покладів вуглеводнів у продуктивних горизонтах ниж-

нього і середнього карбону (C2m-C1s1). 

 

Рисунок 5.10– Вхідні параметри для створення 2D моделі за регіональним 

профілем Гупалівка-Гути; зверху обрані літофаціальні характеристики горизон-

тів, знизу – елементи нафтогазової системи (колектори, материнські, покришки) 
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Рисунок 5.11– Модель розвитку ДДз за регіональним профілем Гупалівка-

Гути з відтвореними зонами нафтогазогенерації в обрані моменти розвитку 
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Рисунок 5.12–Результати прогнозу промислового нафтогазонакопичення та 

підвищеного нафтогазонасичення за результатами 2D моделювання нафтогазо-

вої системи за регіональним профілем Гупалівка-Гути 
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Прогнозоване нафтогазонасичення та поклади.  Прогнозні поклади рід-

ких високомолекулярних вуглеводнів змодельовані в двох горизонтах верхнього 

карбону та одному горизонті ранньої пермі, що приурочені до Розпашнівського 

штоку. Глибини залягання ймовірних покладів від 4100 до 4700 м. Результати 

моделювання вказують на газоконденсатонасиченість колекторських частин 

продуктивних горизонтів верхнього візе - нижнього серпухова (від В-22 до С-21) 

та сприятливі умови для газоконденсатонакопичення в межах Кисівського родо-

вища, Водянівського родовища (5600–6400 м), Південно-Кисівської структури 

(глибини 6300–8000м) та глибоких структур Ліщинська та Степова (5600–6400 

м) та в межах структур, приурочених до північного регіонального розлому – Ка-

чалівська, Дублянська та прилеглих площ (глибини 5200–5600 м). Даний прогноз 

щодо сприятливих умов формування покладів потребує більш детального ви-

вчення, тому для оцінки потенціалу промислового нафтогазонакопичення потрі-

бне співставлення отриманих результатів моделювання та детальних структур-

них побудов по перелічених площах та результати 3D моделювання.  

 

5.5. Модель (2D) нафтогазогенерації та акумуляції вуглеводнів вздовж 

регіонального профілю Сагайдак-Лебедин. 

 

Створена 2D модель вздовж профілю Сагайдак-Лебедин майже ідентична 

профілю Гути-Гупалівка за елементами нафтогазової системи, кількістю горизон-

тів-колекторів, горизонтів нафтогазоматеринських порід і т.д. (табл. 5.4). Для мо-

делювання використаний аналогічний тренд потужності теплового потоку Землі 

(рис. 5.8). За результатами моделювання визначені горизонти та ділянки нафтога-

зонакопичення, що відповідають відомим покладам в межах Сагайдацького, Ка-

вердинівського та Семиренківського родовищ (рис. 5.13–5.15). 

Слід зауважити, що змодельоване газонасичення порід на глибинах більше 

6500 м в межах Семиренківського родовища (горизонти турне та верхнього де-
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вону), підтверджується результатами буріння надглибокої свердловини №17 (згі-

дно прес-релізів компанії ДТЕК). Важливим є те, що результати моделювання 

характеризують підплитові горизонти турне й девону як газонасичені в межах 

Семиренківського родовища,  Ковалівської та Юхнівської структур і  

Лютенсько-Будищанської структури (рис. 5.16). 

 Рисунок 5.13–Основні зони нафтогазогенерації та відповідні показники те-

рмальної зрілості порід вздовж регіонального профілю Сагайдак-Лебедин 

 

Рисунок 5.14 – Змодельовані поклади вуглеводнів вздовж регіонального 

профілю Сагайдак-Лебедин підтверджені результатами буріння в межах (зліва-

направо) Сагайдацького, Кавердинівського та Семиренківського родовищ 
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Рисунок 5.15 – Прогноз локальних нафтогазонасичених об’єктів в межах по-

значених площ та родовищ вздовж регіонального профілю Сагайдак-Лебедин 

 

Рисунок 5.16 – Газонасиченість нижньовізейських та девонських горизонтів 

в межах Семиренківського родовища, Ковалівської та Юхнівської структур 

вздовж регіонального профілю Сагайдак-Лебедин.  

Результати моделювання вказують на газонасиченість турнейсько-візейсь-

кої карбонатної платформи. Газонасиченість порід-колекторів верхнього візе в 



167 

 

межах Ковалівської та Юхнівської структур не перевищує 40%, а порід-колекто-

рів девону сягає 82% (рис. 5.17). Газонасиченість порід-колекторів девону Люте-

нсько-Будищанської структури сягає 95%. Ключовим ризиком опошукування пе-

релічених об’єктів є пористість порід-колекторів на глибинах, що перевищують 

6000 м. Отже за результатами моделювання ущільнення колекторів, візейські го-

ризонти в межах Ковалівської та Юхнівської структур характеризуються показ-

никами коефіцієнту пористості в межах 7,1–9,7%, а пористість девонських порід-

колекторів не перевищує 5,4–5,8%. 

 

Рисунок 5.17–Результати моделювання ущільнення гірських порід та дійс-

ної пористості в межах Семиренківського родовища, Ковалівської та Юхнівської 

структур 

 

Геохронологія та механізми акумуляції промислових покладів вуглево-

днів в межах південної прибортової зони ДДз. В цьому підрозділі стисло наве-

дено висновки щодо міграції вуглеводнів та механізмів їх накопичення в відомих 

покладах в межах південної прибортової зони ДДз (рис. 5.18, 5.19). 
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Рисунок 5.18–Напрямки міграційних потоків низькомолекулярних (червоні 

стрілки) та високомолекулярних (зелені стрілки) вуглеводнів вздовж регіональ-

ного профілю Гути-Гупалівка; ділянки субвертикальної міграції через флюїдоу-

пори (breakthrought) і найінтенсивнішої міграції ВВ (flow cell) 

 

Рисунок 5.19– Напрямки міграційних потоків низькомолекулярних (червоні 

стрілки) та високомолекулярних (зелені стрілки) вуглеводнів вздовж регіональ-

ного профілю Сагайдак-Лебедин; ділянки субвертикальної міграції через флюї-

доупори (breakthrought) і ділянки найінтенсивнішої міграції ВВ (flow cell) 
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Висновки. За результатами 2D моделювання генерації, міграції та акумуля-

ції вуглеводнів двох регіональних профілів зроблені наступні висновки. 

Основний вид міграції в межах південної прибортової зони ДДз мав суб-го-

ризонтальний напрямок: з глибших областей басейну зі зрілими нафтогазомате-

ринськими породами вуглеводні мігрували в південно-західному напрямку до 

менш заглиблених тектонічно-екранованих і брахіантиклінальних структур.  

Зона генерації газоконденсату із середньокам’яновугільних материнських 

порід знаходиться в приосьовій частині басейну, отже субгоризонтальні мігра-

ційні потоки долали відстань близько 15–20 км. На формування середньо-

кам’яновугільних покладів ВВ також мали вплив субвертикальні перетоки ВВ з 

нижче залягаючих покладів у зв’язку з неідеальними екрануючими властивос-

тями флюїдоупорів (breakthrough cells). Враховуючи специфічний компонентний 

склад та фізичні властивості нафти башкирських покладів та відносно меншу ві-

дстань субгоризонтальної міграції нафти з башкирських материнських товщ (10–

15 км) можна зробити висновок про їх формування завдяки субгоризонтальній 

міграції із зони нафтогенерації башкирських дюренових вугільних пластів. 

Субвертикальна міграція ВВ мала суттєвий вплив на значну кількість відо-

мих покладів ВВ. Субвертикальна міграція вплинула на утворення акумуляції 

ВВ у всіх родовищах зі значним поверхом нафтогазоносності. Також слід заува-

жити: на родовищах (покладах) в безпосередній близькості до південного регіо-

нального розлому ДДз відбувалася субвертикальна міграція ВВ з глибоких дево-

нських джерел (поклади сухого газу на Михайлівському родовищі). Субвертика-

льні міграційні потоки, рухаючись по численних тектонічних порушеннях та 

пов’язаних з ними зонах тріщинуватості, сформували масивні поклади в карбо-

натних резервуарах турне та численні поклади в пастках, утворених сольовими 

діапірами та штоками. 

В приосьовій заглибленій частині ДДз материнські породи нижнього кар-

бону генерували ВВ протягом карбону, проте значна частка пасток південної 
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прибортової зони ДДз утворилася за рахунок сольових штоків і діапірів, сфор-

мованих протягом ранньої пермі. Отже утворені в ранній пермі пастки у відкла-

дах раннього карбону були заповнені за рахунок міграції ВВ з менш заглибленої 

південної прибортової зони та її схилу, адже заглиблені материнські породи при-

осьової зони попередньо вичерпали свій генераційний потенціал. Поклади ВВ 

серпуховського та візейського ярусів сформувались завдяки описаним вище до-

мінуючим субгоризонтальним міграційним потокам з другорядним впливом су-

бвертикальних. Слід зауважити, що властивості та компонентний склад нафти 

серпуховських і верхньовізейських покладів та геохімічні дослідження поперед-

ніх дослідників [133, 146] підтверджують це твердження. 

Турнейські карбонатні резервуари, як правило, є літологічно-обмеженими, 

та підстеляють нижньовізейську (В-24–В-25) карбонатну платформу, як є регіо-

нальним флюїдоупором. Екрановані нижньовізейською платформою поклади, 

що об’єднують продуктивні горизонти C1v1-C1t-D3fm, формувалися за рахунок 

субгоризонтальних міграційних потоків, утворених ВВ в турнейських карбонат-

них нафтогазоматеринських товщах. Додатковий вплив на формування цих пок-

ладів ймовірно мали субвертикальні перетоки ВВ в період ранньої пермі, в про-

цесі руйнування сформованих девонських покладів. Численні тектонічні пору-

шення в девонських відкладах слугували міграційними шляхами в період ран-

ньопермського галокінезу.  

Генерація ВВ з девонських джерел та акумуляція покладів у девонських від-

кладах відбувалися впродовж пізнього фамену, раннього та середнього карбону 

залежно від інтенсивності заглиблення території південної прибортової частини 

ДДз. Поясненням практично повної відсутності промислових покладів з числен-

ною кількістю нафтогазопроявів в девонських відкладах є руйнація покладів ВВ 

у зв’язку зі зміною структурної характеристики девонських відкладів. Девонські 

відклади ускладнені численними субвертикальними тектонічними порушен-

нями, які відображають тектонічну еволюцію поверхні кристалічного фундаме-
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нту протягом рифтового періоду. Окрім того, в періоди активізації галокінезу пе-

ретоки сольових мас значно змінили структурну характеристику девонської мі-

жсольової та надсольової товщі. 

 

5.6. Просторова (3D) модель нафтогазової системи південної приборто-

вої зони ДДз. 

 

Всі промислові поклади вуглеводнів відомих родовищ в межах південної 

прибортової зони ДДз охоплюють поверх від верхніх продуктивних горизонтів 

девону до московського ярусу середнього карбону. Проте необхідно відмітити 

численні нафтогазопрояви, нафтогазонасичені горизонти, отримані комерційні 

та"субкомерційні" дебіти ВВ при випробуванні свердловин з продуктивних го-

ризонтів девону. Також слід відмітити виявлені керогеновмісні горизонти, вугі-

льні та вуглисті пласти в надсольовій, міжсольовій і підсольовій товщах девону. 

Отже поверх, що охоплює нафтогазова система південної прибортової зони ДДз, 

включає весь розріз девону, нижнього та середнього карбону. 

Цей поверх нафтогазоносності можна умовно розділити за фільтраційно-єм-

нісними та екрануючими властивостями осадових комплексів. Ключовим флюї-

доупором субрегіонального масштабу є карбонатна платформа, що об’єднує 

озерський горизонт девону, турнейський  ярус та нижньовізейський під’ярус. 

Нижньосольова товща девону створює відокремлену нафтогазову систему під-

сольового комплексу, яка сильно подрібнена численними тектонічними пору-

шеннями.  

Відомості щодо основних поверхів нафтогазонакопичення з найвищою кон-

центрацією колекторських пластів (частин) продуктивних горизонтів були ви-

значені в попередньому розділі (рис. 5.2). Фактично міграції вуглеводнів з дево-

нського в кам’яновугільний комплекс в субрегіональному масштабі перешко-

джала карбонатна формація (C1v1+C1t+D3fm3oz), що має регіональне розповсю-
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дження, особливо її нижньовізейська частина,складена непроникними кристалі-

чними вапняками. Винятками є численні соляні штоки та діапіри, які створили 

субвертикальні міграційні шляхи для вуглеводнів (Новосанжарський і Малопе-

рещепинський, Старосанжарський, Андріївський, Перещепинський і т.д.). Розг-

лянемо нафтогазову систему над карбонатною турнейсько-нижньовізейською 

платформою (С1v2-C2b) та під нею (D3fm-С1v1).  

Колекторські та екрануючі властивості. Для оцінки ущільнення та змен-

шення фільтраційно-ємнісних властивостей піщанистих та карбонатних колек-

торів використані дані щодо петрофізичних вивчень 2614 зразків керну в межах 

приосьової зони ДДз. З них 1216 зразків з глибин до 5000м, 992 зразки з глибин 

більше 5000 м і 402 –з глибин понад 6000 м. Слід зауважити, що для повноцін-

ного петрофізичного вивчення колекторів на глибинах понад 5000 м необхідні 

комплексні лабораторні дослідження керну з обов’язковим використанням всіх 

наявних даних ГДС, даних щодо випробування горизонтів у свердловинах і ре-

зультатів аналізу фільтрації ВВ в пластових умовах. На цьому етапі досліджень 

задачею було визначення зміни фільтраційно-ємнісних параметрів порід-колек-

торів зі збільшенням глибини залягання та ущільненням для прогнозування про-

мислової нафтогазоносності на глибинах понад 5000 м.  

З виконаного аналізу слід відмітити, що на глибинах більше 5800 м продук-

тивність покладів визначається не тільки первинною пористістю, алей вторин-

ною, викликаною тріщинуватістю, вилуговуванням та іншими процесами. При-

клади продуктивних та високопродуктивних колекторів з глибин, переважаючих 

5500 м, виходять за рамки нормального тренду ущільнення пісковиків зі збіль-

шенням глибини (ілюстрації А, В, Е на рис.5.20). Слід відмітити, що визначення 

термінів "продуктивні" та "високопродуктивні" колектори базується на дуже об-

меженому обсязі відомостей щодо дебітів відповідних продуктивних горизонтів, 

з яких був відібраний керновий матеріал. Лише 14,3% зразків пісковиків з глибин  

5500–6300 м характеризуються пористістю, більшою за 7% (гістограма D на рис. 

5.20). Для визначення трендів ущільнення слабоглинистих (Кгл менше 10–20%) 
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піщанистих колекторів були обрані зразки без природної тріщинуватості. Для 

слабоглинистих пісковиків були визначені тренди зменшення пористості зі збі-

льшенням глибини (ілюстрація F на рис. 5.20), а тренд для пористих карбонатних 

колекторів, представлених вапняками, був обраний за результатами попередніх 

досліджень інших авторів (ілюстрація F на рис. 5.20). 

 

Рисунок 5.20– Графіки та діаграми залежностей між петрофізичними хара-

ктеристиками пісковиків, пов’язаних з їх ущільненням із збільшенням глибини 

залягання (дані по  центральній приосьовій зоні ДДз).  

А – ілюстрація умовного тренду ущільнення пісковиків зі збільшенням гли-

бини; В – діаграма залежності між пористістю та проникністю для інтервалу гли-

бин 0–6300 м з зоною розподілу пісковиків з пористим типом порового простору; 

С – залежність пористості та проникності для пісковиків в інтервалі глибин 

5800–6300м; D – гістограма розподілу значень пористості в інтервалі глибин 

5800–6300м; Е – діаграма розподілу значень пористості та проникності для трі-

щинуватих і не тріщинуватих пісковиків в інтервалі глибин 5500–6300 м із зо-

браженими зонами продуктивності та високо-продуктивності нафтогазоносних 

горизонтів; F – прийняті тренди зменшення пористості зі збільшенням глибини 
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залягання для слабоглинистих пісковиків (Кгл менше 10–20%) та для карбонат-

них пористих колекторів.  

 

 

Рисунок 5.21– Прийняті залежності між коефіцієнтом загальної пористості 

та глибиною залягання глинистих флюїдоупорів; між коефіцієнтом пористості та 

капілярним тиском для глинистих флюїдоупорів з різним співвідношенням вмі-

сту піщанистої та глинистої компоненти, візейських і турнейських флюїдоупо-

рів, представлених мергелями та вапняками 

 

На рис. 5.21 зображено прийняті залежності між коефіцієнтом загальної по-

ристості та глибини залягання для глинистих флюїдоупорів з різним співвідно-

шенням вмісту піщанистої та глинистої компоненти в скелеті. На цьому ж рису-

нку зображено прийняті залежності між коефіцієнтом пористості та капілярним 
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тиском глинистих флюїдоупорів з різним співвідношенням вмісту піщанистої та 

глинистої компоненти для башкирських,  візейських та турнейських флюїдоупо-

рів, представлених мергелями та вапняками [68]. Відповідно до прийнятих зале-

жностей змодельовані карти розподілу величин пористості для верхньосерпухов-

ського поверху нафтогазонакопичення (продуктивні горизонти С-1–C-6).  

Побудовано карту розподілу значень капілярного тиску глинистих флюї-

доупорів та максимально можливих висот газонасиченої та нафтонасиченої чис-

тини продуктивних горизонтів. На рис.5.22 зображено карту максимальної ви-

соти газонасиченого покладу для флюїдоупорів верхньосерпуховського поверху 

нафтогазонакопичення (продуктивні горизонти С-1–6). Щодо екрануючих влас-

тивостей нижньовізейської карбонатної формації, слід відмітити тільки те, що 

максимальна висота поверху нафтонасиченого покладу може складати від 50 до 

205 м, а для газонасиченого покладу – від 40 м у найменш заглибленій частині 

південної прибортової зони ДДз (Михайлівська, Зачепилівська площі) до 180 м 

в більш заглибленій частині басейну (рис. 5.23). Згідно результатів моделювання 

величина первинної міжзернової пористості карбонатних порід-колекторів тур-

нейського ярусу (продуктивні горизонти Т-1–Т-5) на глибинах більше 4000 м ха-

рактеризуються значеннями нижче 7%.  

 

Рисунок 5.22–Прогнозні карти максимальної висоти стовпа газонасиченої 

частини покладу, яку здатний витримати глинистий флюїдоупор за дійсних гли-
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бин залягання(зліва);прогнозної величини пористості порід-колекторів верхньо-

серпуховського поверху нафтогазонакопичення (продуктивні горизонти С-1–С-

6) карта (справа) 

 

 

Рисунок 5.23– Прогнозна карта (зліва) максимальної висоти стовпа нафтона-

сиченої частини покладу, яку здатний витримати карбонатний флюїдоупор, з вра-

хуванням екрануючих властивостей нижньовізейських карбонатів (В-24, В-25); 

карта (справа) прогнозних величин первинної міжзернової пористості карбонат-

них порід-колекторів турнейського ярусу (продуктивні горизонти Т-1–Т-5) 

За результатами досліджень створено просторову модель нафтогазонакопи-

чення з урахуванням: 

- структурних особливостей південної прибортової зони ДДз (регіональні та 

локальні структурних карт, локальні та регіональні профілі); 

- літо-фаціальних характеристик всіх основних горизонтів, що мають вплив 

на нафтогазову систему; 

- особливостей зміни капілярного тиску у флюїдоупорах від глибини заля-

гання для глинисто-піщанистих та карбонатних флюїдоупорів; 

- 1D седиментаційних моделей по 43 опорних свердловинах та додаткових 

стратиграфічних розбивок для 120 свердловин; 

- основних нафтогазоматеринських товщ, попередньо ідентифікованих та 

охарактеризованих (див. розділ 4); 

- тренду зміни потужності теплового потоку Землі протягом розвитку ДДз.  
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Результатом такого моделювання є просторова модель (рис. 5.24) генерації, 

міграції та акумуляції вуглеводнів і результуючі карти промислових скупчень 

вуглеводнів (рис. 5.25, 5.26). Результати добре корелюються з відомими проми-

словими покладами нафти і газу в серпуховському та верхньовізейському ком-

плексі в межах південної прибортової зони ДДз. 

 

Рисунок 5.24 – Візуалізація 3D моделі з просторовим розміщенням прогно-

зних покладів вуглеводнів в межах південної прибортової зони ДДз 

 

Слід зауважити, що доля достовірного прогнозування покладів складає 

55%. З 20 прогнозованих покладів в горизонтах С1-С5 11 покладів співпадають 

з відомими промисловими покладами нафти і газу. Доля достовірного прогнозу-

вання фазового стану ВВ в прогнозних покладах складає 72%. 

Аналіз прогнозу нафтогазонакопичення в верхньовізейському ярусі свід-

чить, що доля достовірного прогнозування покладів (рис. 5.26) складає 68%. З 22 

прогнозних покладів 15 співпадає з відомими промисловими покладами нафти і 

газу. Доля достовірного прогнозування фазового стану ВВ в коректно прогноз-

них покладах складає 94%. 
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Рисунок 5.25 – Карта-схема прогнозу нафтогазонакопичення верхньосерпу-

ховських горизонтів С-1–С-6 південної прибортової зони ДДз; зеленому кольору 

відповідають ділянки акумуляції рідких ВВ, червоному – газоподібних ВВ 

 

 

Рисунок 5.26 – Карта-схема прогнозу нафтогазонакопичення в комплексі верх-

ньовізейських горизонтів південної прибортової зони ДДз; зеленому кольору ві-

дповідають ділянки акумуляції рідких ВВ, червоному – газоподібних ВВ 
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Відповідно до аналізу прогнозу нафтогазоносності локальних ділянок та стру-

ктур південної прибортової зони ДДз (рис. 5.27) достовірність прогнозування наф-

тогазоносності складає 85%, адже з 34 спрогнозованих локальних продуктивних ді-

лянок та структур, 29 співпадають з відомими родовищами вуглеводнів.  

 

Рисунок 5.27 – Прогнозні родовища вуглеводнів в межах південної прибор-

тової зони ДДз (карта об’єднує всі поклади башкирського, верхньосерпуховсь-

кого, верхньовізейського та турнейського ярусів) 

 

В результаті досліджень створено просторову модель нафтогазонакопи-

чення в комплексі “підплитових” нижньовізейських, турнейських та верхньоде-

вонських продуктивних горизонтів на основі наступних матеріалів: 

- карти розподілу ємнісних параметрів порід-колекторів (рис.5.22); 

- карти зміни капілярного тиску в нижньовізейських карбонатних флюїдоу-

порах від глибини залягання (рис.5.23); 

- структурної карти нижнього візе, турне, покрівлі девону;  

- 1D моделей поглиблення осадових комплексів по 43 опорних свердлови-

нах та стратиграфічних розбивках 120 свердловин; 
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- характеристики нафтогазогенеруючих товщ турне і девону (турнейські на-

фто-генеруючі та фаменські надсольові та міжсольові нафто-газо-генеру-

ючі керогеновмісні породи та вугільні пласти); 

- 43 моделей (1D) термальної зрілості нафтогазогенеруючих товщ і визначе-

них палеотемпературних градієнтів.  

В результаті побудована просторова модель (рис. 5.24) генерації, міграції та 

акумуляції вуглеводнів і результуюча карта промислових скупчень вуглеводнів. 

Результати добре корелюються з відомими промисловими покладами нафти і 

газу в комплексі продуктивних горизонтів В-25, В-26, Т-1–Т-7 та Д-1– Д-5 в ме-

жах ділянки досліджень південної прибортової зони ДДз (рис. 5.28). 

 

Рисунок 5.28 – Результуюча карта-схема нафтогазонакопичення в комплексі ни-

жньо-візейських, турнейських і верхньо-девонських продуктивних горизонтів в 

межах південної прибортової зони ДДз; зеленому кольору відповідають ділянки 

акумуляції рідких ВВ, червоному – газоподібних  
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Достовірність прогнозування покладів складає 56 %: з 16 прогнозних пок-

ладів 9 покладів співпадають з відомими промисловими покладами нафти і газу. 

Доля достовірного прогнозування фазового стану ВВ в прогнозних покладах 

складає близько 66 %. 

5.7. Прогнозна нафтогазоносність неопошукованих структур південної 

прибортової зони ДДз. 

За результатами 3D моделювання визначено локальні ділянки нафтогазона-

копичення у верхньосерпуховських відкладах в зоні між Остапіївсько-Білоцер-

ківським та Гасенківсько-Лейківським виступами південної прибортової зони  

ДДз. Частина прогнозних об'єктів співпадає з відомими покладами вуглеводнів 

(рис. 5.29, 5.30): нафтові поклади московських відкладів Сагайдацького родо-

вища (400 тис. т. нафти, гор.М-2), газові поклади Шкурупіївського родовища, 

нафтогазові поклади Великобагачанського родовища, газоконденсатні поклади 

Гоголівського родовища (4 млрд м3 газу та 964 тис.т конденсату в гор. С-5), на-

фтові поклади Радченківського родовища (691 тис.т. нафти в С-5, С-7, С-9), на-

фтові поклади Кибинцівського родовища (300 тис.т. нафти в гор. Б-12 і С-16), 

нафтові поклади Малосорочинського родовища (118 тис.т. нафти в гор. В-22, В-

23), газові поклади Дубрівської структури [5]. Це дозволяє очікувати, що виді-

лені на картах нові об’єкти мають промислову цінність і рекомендувати поста-

новку пошуково-розвідувальних робіт в їх межах.   

Прогнозні ділянки нафтонакопичення на захід від Сагайдацького НГР 

пов’язані з Дроботівською, Качалівською, Затонською та Західно-Затонською 

структурами, а в північно-західному напрямку знаходяться Яресківська та Яро-

славська структури, де прогнозується нафтогазонасичення. Прогнозні поклади 

всіх структур знаходяться на глибинах 2050–2250 м і пов’язані переважно з сер-

пуховськими та верхньовізейськими продуктивними горизонтами. 

На рис. 5.31 зображені прогнозні поклади нафти в верхньовізейських гори-

зонтах в межах Дроботівської площі. Згідно з прийнятим трендом ущільнення 

пісковиків, прогнозна пористість на глибині 1900 м оцінюється в 23,2–23,9 %. 
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Рисунок 5.29– Ділянки прогнозного нафтогазонакопичення серпуховських 

відкладів біля Бутівсько-Сагайдацького підняття 

Рисунок 5.30– Ділянки прогнозного нафтогазонакопичення серпуховських 

відкладів біля Гасенківсько-Лейківського виступу  
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Рисунок 5.31– 2D модель покладів нафти Дроботівської площі в межах пів-

денної прибортової зони ДДз 

 

На південь від Сагайдацького родовища знаходиться Шкурупіївське газове 

родовище, яке оточене декількома структурами з позитивним прогнозом газоно-

сності. Ділянки прогнозного газонакопичення пов’язані із Західно-Колотіївсь-

кою, Житниківською, Підгорянською, Любачівсько-Щербанівською структу-

рами.  Глибини залягання прогнозних газових покладів  варіюють від 2000 до 

3000 м. На північ та північний-схід від Сагайдацького родовища знаходяться дві 

ділянки прогнозного газонакопичення, пов’язані з Гречаною та Барханівською 

структурами, що залягають на глибинах 3250–3500 м.  

Окрім перелічених ділянок, на захід від Великобагачанського родовища за 

результатами 3D моделювання визначено ділянку з прогнозними покладами на-

фти на глибинах близько 1750 м, що пов’язана з Миртівською площею 

(див.рис.5.30). Висока ймовірність нафтогазонакопичення пов’язана з Бутівсь-

кою площею, в межах якої прогнозуються нафтогазові поклади у відкладах вер-
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хньосерпуховського під’ярусу на глибинах близько 1750 м. Окрім цього, резуль-

тати 3D  моделювання вказують на ймовірний поклад нафти, пов'язаний із верх-

ньосерпуховськими відкладами Західно-Петрівцівської площі, що залягають на 

глибинах близько 1750 м (див.рис. 5.31).   

Прогноз нафтогазоносності девонських відкладів та рекомендації щодо на-

прямків подальших ГРР надається як на основі аналізу історії тектонічного роз-

витку ДДз в девонський час[3, 4, 30, 31, 73], так і проведеного автором моделю-

вання геохронології генерації, міграції та акумуляції ВВ у девонському компле-

ксі. Зокрема, встановлено, що протягом пізнього девону субгоризонтальні вугле-

водневі міграційні потоки прямували з приосьової заглибленої частини рифту до 

менш заглиблених прибортових ділянок. Визначено, що більшість покладів ВВ 

відомих родовищ південної прибортової зони ДДз, приурочені до пасток, утво-

рених ранньопермською активізацією галокінезу, діапіризмом, які викликали пе-

рерозподіл сольових тіл девону.  

Відомо, що розвиток ДДз протягом девонського етапу характеризувався 

активними контрастними тектонічними рухами. Під дією розтягування криста-

лічний фундамент і дорифтові (підсольові) девонські відклади були роздроблені 

скидами на окремі блоки. Поперечні розміри більшості блоків складають від 2км 

до 5 км. Амплітуда більшості порушень складає від 100 м до 300 м, орієнтація 

порушень відносно крайових розломів різноманітна, а густина сітки порушень 

дещо нерівномірна. В межах південної прибортової зони ДДз відомо 4 родовищ 

вуглеводнів (північної  прибортової зони – 7), промислові поклади яких частково 

чи повністю локалізовані в девонських горизонтах. Ці поклади пов’язані з про-

дуктивними горизонтами надсольової товщі девону, як і абсолютна більшість ві-

домих нафтогазопроявів. Ділянка з родовищами в межах північно-прибортової 

зони не ускладнена щільною сіткою розривних порушень та не була деформо-

вана перетіканням сольових мас в кам’яновугільний час, отже родовища не були 

зруйновані. Поясненням практично повної відсутності промислових покладів в 

девонських відкладах ДДз, незважаючи на значну кількість нафтогазопроявів, є 
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руйнація покладів ВВ рухами блоків кристалічного фундаменту в рифтовий етап 

розвитку ДДз, перерозподіл сольових мас в рифтовий і ранньопермський час, 

утворенням діапірів в ранній пермі. 

За результатами моделювання зроблений висновок щодо високої перспек-

тивності нафтових покладів в межах значної кількості структур південної прибо-

ртової зони ДДз в зоні між Сагайдацьким родовищем та Ромоданівським што-

ком, а саме Колотаївської, Дроботівської, Калачівської та Білоцерківської площ, 

де переважає тектонічно-екранований тип покладів. Для південної прибортової 

зони ДДз на відміну від північної характерним є: нижча щільність розривних по-

рушень в кристалічному фундаменті, віддаленість від сольових діапірів та незна-

чний вплив перерозподілу сольових мас у пізньодевонський та ранньопермський 

час, відсутність верхньої сольової товщі девону в межах ділянок. Враховуючи ці 

критерії, відомості щодо структурно-тектонічних особливостей району та беручи 

до уваги субгоризонтальний домінуючий тип міграції ВВ, в межах району дослі-

джень виділено 3 перспективні ділянки (рис. 5.32).  

 

 

Рисунок 5.32–Перспективні ділянки району досліджень 
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Левенцівсько-Личківська ділянкавиділена у південно-східній частині пів-

денної прибортової зони ДДз(зона І на рис. 5.32). Вона характеризується найви-

щою концентрацією нафтогазопроявів, тут відомо близько 30 свердловин із за-

документованими припливами ВВ в девоні (табл. 5.1), включає в своїх межах 

Личківське родовище (всі поклади в девоні) та Багатойське родовище (поклад в 

продуктивному горизонті Д-1). Ділянка ускладнена тільки одним сольовим діа-

піром (Перещепинський шток) та характеризується найнижчою щільністю роз-

ривних порушень в кристалічному фундаменті.  

Зачепилівсько-Сагайдацька ділянка охоплює територію від Зачепилівського 

до Сагайдацького родовищ(зона ІІ на рис. 5.32). В межах ділянки зафіксовані на-

фтогазопрояви та некомерційні дебіти нафти і газу (табл. 5.1), концентрація роз-

ривних порушень дещо менша і відповідно розмір блоків значно більший. Тов-

щини міжсольової та надсольової товщ девону в межах ділянки складають 150–

250 м і значно збільшуються у напрямку від Горобцівського родовища до Заче-

пилівського підняття, де вони сягають 700–1000 м, проте збільшення потужності 

співпадає із значним заглибленням продуктивних товщ.  

Яблунівсько-Калайдинцівська ділянка охоплює територію між Яблунівсь-

ким та Калайдинцівським родовищами (зона ІІІ на рис. 5.32). В межах ділянки 

задокументовано нафтогазопрояви в міжсольовій товщі девону (табл. 5.1).Зразки 

керну міжсольової товщі з Калайдинцівської площі характеризуються сильною 

бітумінозністю що може бути індикатором існування древніх покладів нафти, 

зруйнованих в процесі тектонічної еволюції басейну. Антикліналь Яблунівсь-

кого родовища розташована в приосьовій зоні, а її девонські горизонти  (D3oz-

hv) є високопродуктивними, утворюють масивно-пластовий поклад з нижньові-

зейськими та турнейськими горизонтами. Враховуючи продуктивність девонсь-

ких горизонтів Яблунівського родовища, існує вірогідність існування незруйно-

ваних покладів ВВ вздовж північно-східних схилів Висачківсько-Ромоданівсь-

кого та Позняківського сольових тіл. Товщина девонських відкладів цієї ділянки 
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незначна: надсольової товщі не перевищує 100 м, міжсольової – теж близько 100 

м, але збільшується в південно-західному напрямку.  

Враховуючи наведену стислу характеристику виділених ділянок і фактори, 

що опосередковано вказують на імовірність збереження девонських покладів 

протягом наступного розвитку ДДз,надані рекомендації щодо напрямку ГРР для 

оцінки ділянок та отримання достовірної інформації щодо перспектив нафтога-

зоносності, які пропонується проводити в 4 етапи: 

- 1 етап – тематичні роботи з уточнення структурних особливостей девонсь-

ких відкладів ділянок та відтворення геохронології утворення розривних 

порушень (фактично метою роботи є перегляд всіх наявних сейсмічних да-

них, поєднання локальних структурних карт з метою ідентифікації діля-

нок, що найменшою мірою зазнали впливу  протягом активних тектонічно-

структурних етапів розвитку ДДз); 

- 2 етап – за результатами робіт 1-го етапу постановка додаткових2D сейс-

мічних досліджень в межах обраних ділянок;  

- 3 етап – після уточнення структурної будови та геохронології розвитку 

найбільш перспективних площ та з врахуванням задокументованих нафто-

газопроявів, відомих покладів, оцінкою просторового розподілу порід-ко-

лекторів – створення просторової кінетично-структурної моделі обраних 

ділянок, що буде відтворювати процес міграції та акумуляції ВВ і наступ-

ний структурний розвиток,дасть змогу оцінити вірогідність збереження 

покладів в окремих найменш змінених у часі блоках та площах; 

- 4 етап – за результатами оцінки вірогідності нафтогазоносності найперспе-

ктивніших блоків, визначення перспективних ресурсів та оцінки геолого-

економічних ризиків – проектування пошукових і розвідувальних свердло-

вин.  
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ВИСНОВКИ 

 

Найважливіші практичні та наукової результати дисертації:  

1. Вперше системно досліджено і описано керогеновмісні товщі палео-

зою південної прибортової зони ДДЗ. Вивчення шліфів, аншліфів, інтерпретація 

та аналіз даних ГДС дозволили зробити висновки щодо розповсюдження кероге-

новмісних горизонтів. Ідентифіковані мацерали вітриніту та ліптиніту керогенов-

місних товщ та вугільних шарів, кореляція останніх з одновіковими горизонтами 

з урахуванням геохімічних досліджень попередників дозволили класифікувати 

типи керогену, охарактеризувати потенціал нафтогазогенерації, виділити ключові 

нафтогазоматеринські товщі південної прибортової зони ДДЗ. 

2. За допомогою 1D моделювання історії заглиблення осадових комплексів 

для розрізів 43 глибоких свердловин ділянки досліджень із корегуванням резуль-

татів за даними виміру відбивної здатності вітриніту визначено тренд потужності 

теплового потоку Землі в межах ділянки досліджень протягом розвитку ДДз.  

3. Вперше для південної прибортової зони ДДЗ створені 1D моделі історії 

заглиблення осадових комплексів, термальної зрілості керогеновмісних порід та 

визначення геохронології генерації вуглеводнів, 2D моделі нафтогазогенерації та 

акумуляції вуглеводнів вздовж регіональних профілів Гупалівка-Гути і Сагай-

дак-Лебедин, 3D модель нафтогазової системи південної прибортової зони ДДз. 

Це, з урахуванням структурних особливостей південної прибортової зони ДДз, 

дозволило отримати науково-обґрунтовані висновки щодо геохронології генера-

ції та акумуляції вуглеводнів, домінуючих типів та шляхів міграції, механізмів 

накопичення відомих покладів з наступним їх збереженням чи руйнуванням.  

4. Створені за допомогою 3D моделювання результуючі карти нафто-

газонакопичення у верхньосерпуховському та турнейському комплексах півден-

ної прибортової зони ДДз підтверджуються численними відомими покладами на-

фти і газу. Достовірність локального прогнозу нафтогазоносності за допомогою 
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3D моделювання складає 85%, достовірність погоризонтного прогнозу підтвер-

джується на 55-68%, а достовірність прогнозу фазового стану вуглеводів у коре-

ктно прогнозованих покладах складає 72-94%.   

5. За результатами 3D моделювання визначена потенційна нафтогазонос-

ність серпуховських та верхньовізейських відкладів у 16 неопошукованих стру-

ктурах в межах південної прибортової зони ДДЗ та 8 глибоких та надглибоких 

об’єктах у межах приосьової зони ДДз, що дозволило надати пропозиції щодо 

подальшого напрямку ГРР.  

6. Виділені 3 ділянки з передумовами збереження традиційних покладів ву-

глеводнів в девонських відкладах: Левенцівсько-Личківська, Зачепилівсько-Са-

гайдацька, Яблунівсько-Калайдинцівська, надані рекомендації щодо напрямку 

ГРР, включаючи пошукове буріння, для уточнення структурних особливостей 

цих ділянок, ідентифікації перспективних об’єктів, оцінки геолого-економічних 

ризиків їх освоєння.  

7. Проведено аналіз стратиграфічно-седиментаційних особливостей кероге-

новмісних формацій південної прибортової зони ДДЗ з позицій секвентної стра-

тиграфії,їх літолого-фаціальних і геохімічних особливостей, що дозолило зробити 

прогноз щодо наявності порід-колекторів нетрадиційного типу. Визначені крите-

рії ідентифікації та оцінки потенційно-нафтогазоносних керогеновмісних товщ як 

порід-колекторів нетрадиційного типу в осадових басейнах України.  

8. Створено петрофізичну модель та на її основі спільно із співробітниками 

НДІ "Науканафтогаз" та КНУ імені Тараса Шевченка розроблено новий метод-

кількісної оцінки вмісту керогену в розрізі свердловини за даними промислової 

геофізики (методів ГК, ННК(НГК), АК і ГГК-Щ). За умови використання вхід-

них даних прийнятної якості, розроблений метод визначає вміст ОР в розрізі све-

рдловин з похибкою в межах 1,0–1,5% при вмісті ОР від 1,5% до 10,0% (без ка-

лібрування за керновими даними). Розроблений метод рекомендується для вико-

ристання науково-дослідними та виробничими підприємствами нафтогазової га-

лузі. 
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9. За низкою критеріїв нафтогазоносності керогеновмісних формацій як по-

рід-колекторів нетрадиційного типу, конкретизовано горизонти та локальні пер-

спективні ділянки в межах південної прибортової зони ДДЗ. Обґрунтовані перс-

пективи промислової газоносності керогеновмісних товщ можна пов’язати з вер-

хньовізейськими рудівськими шарами (В-23) в межах Богатойсько-Керносівсь-

кої ділянки, Срібнянської і Жданівської депресій. Однак, глинисто-домінуючий 

літологічний склад керогеновмісних товщ ставить під сумніви перспективи ефе-

ктивного застосування технології ГРП в межах Богатойсько-Керносівської діля-

нки.  

10. Невизначеними, уточнення яких потребує додаткових досліджень, 

залишаються передумови нафтоносності турнейських карбонатно-глинистих та 

карбонатних керогеновмісних товщ в межах Нехворощанського виступу; перс-

пективи девонських міжсольової та підсольової товщ в межах ділянки,що про-

стягається від Гнідинцівського до Прилуцького родовищ; імовірна газоносність 

міжсольової товщі девону в межах Зачепилівсько-Сагайдацької ділянки; перспе-

ктиви нижньосерпуховських (С-18–С-23) та верхньовізейських (В-14–В-16) го-

ризонтів, які мають дуже широке латеральне простягання.  

Використання результатів дисертаційної роботи, як очікується, дозволить 

збільшити коефіцієнт успішності пошуково-розвідувального буріння з прирос-

том видобувних запасів та приріст ресурсів за рахунок новооцінених площ та 

об’єктів. Розроблена 3D модель охоплює ділянку центрального сегменту півден-

ної прибортової зони та частину прилеглої приосьової зони ДДз, що дозволяє 

розширити її межі для оцінки високо-ризикових глибоких та надглибоких 

об’єктів з метою вивчення площ центральної частини ДДз. Аналогічний підхід 

рекомендується застосувати в інших НГР України. 

Запропоновано комплекс подальших досліджень, тематичних робіт, ГРР та 

бурових робіт для уточнення властивостей керогеновмісних порід як порід-коле-
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кторів нетрадиційного типу. Подальший розвиток цього напрямку допоможе ло-

калізувати ділянки з найвищими показниками нафтогазонасичення та коефіцієн-

том нафтогазовилучення з порід-колекторів нетрадиційного типу. 
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